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SÚMULA/BIOGRAFIA 
 
Em 2010 ingressou no curso de geologia na Universidade Federal de Santa Catarina 
(UFSC). Durante a graduação participou de estágio e desenvolveu projeto de iniciação 
científica na área de sedimentologia e estratigrafia. Em 2013, no quarto ano da graduação, 
participou do programa Ciências sem Fronteiras e estudou pelo período de um ano na 
Universidade de Oslo, Noruega. Durante este período focou seus estudos na área de geologia 
do petróleo, interpretação sísmica e geofísica de reservatórios. Em 2015 realizou seu trabalho 
de conclusão de curso com a análise estratigráfica de sucessões siliciclásticas Permianas da 
Bacia do Paraná sob orientação do professor Marivaldo Nascimento. 
Em 2016 iniciou o mestrado como bolsista CNPq na Universidade Estadual de 
Campinas (Unicamp) sob orientação do Professor Alessandro Batezelli. A pesquisa de 
mestrado foi voltada ao estudo dos carbonatos Albianos da Bacia de Campos no Campo de 
Marlim Leste através de seções sísmicas 2D, um volume sísmico 3D e dados de poço que 
incluíam perfis geofísicos (GR, NPHI, DT, ILD, CAL) e dados de descrição de amostra de 
calha e testemunhos. O foco do estudo foi à aplicação dos conceitos da estratigrafia de 
sequências em sucessões carbonáticas e a caracterização petrofísica dos principais litotipos. 
Os resultados obtidos com esta pesquisa foram à reconstrução paleoambiental do sistema de 
rampa carbonática que atuava na bacia no momento da deposição, o entendimento das 
variações do nível do mar e a sua relação com a evolução do ambiente e dos sistemas de 
produção de sedimentos carbonáticos (factories) e também a identificação das fácies com 
maior e menor potencial reservatório para cada subambiente da rampa carbonática. 
 
  
. 
RESUMO 
 
A Bacia de Campos corresponde a principal bacia sedimentar já explorada em território brasileiro. 
Esta assim como outras bacias da costa leste brasileira teve o desenvolvimento de sistemas de 
plataforma carbonática durante o Albiano. Esta sucessão apesar de já ter sido abordada em alguns 
trabalhos regionais permanece pouco estudada em relação à estratigrafia de sequências. Sendo assim, 
os objetivos deste trabalho incluíram a definição do arcabouço estratigráfico do Grupo Macaé no 
campo de Marlim Leste considerando a tectônica, os sistemas de produção carbonáticos e às variações 
do nível relativo do mar; O trabalho visou também à determinação das características petrofísicas das 
formações e a análise da distribuição espacial das porosidades e permeabilidades ao longo do campo. 
Os dados utilizados foram 21 linhas sísmicas 2D, um volume sísmico 3D e dados de 8 poços que 
incluem a descrição de amostras de calha e testemunhos e perfis geofísicos. Como resultado foram 
definidas 19 litofácies e 7 associações de fácies que estão compreendidas em cinco sequências 
deposicionais de terceira ordem que mostram diferentes arranjos geométricos, distribuição de fácies e 
propriedades petrofísicas. A primeira sequencia (S1) compreende a associação de fácies de Laguna 
(AF1) que se depositou em contexto marinho de águas muito rasas. A Sequência 2 representa o 
período de implementação das condições de plataforma carbonática na bacia e compreende três 
associações de fácies, são elas: associação de fácies de bancos carbonáticos (AF2) caracterizada por 
fácies de granulometria grossa dispostas na forma de shoals oolíticos/oncolítcos, Associação de Fácies 
de Interbancos (AF3) caracterizada por intercalações de fácies de granulometria grossa e fina com 
presença de oncoides e peloides e a Associação de Fácies de Rampa Externa (AF4) caracterizada pela 
maior proporção de fácies finas associadas a condições deposicionais de águas relativamente mais 
profundas. A sequência 3 compreende a Associação de Fácies de Afogamento (AF5) foi depositada 
em contexto de subida do nível relativo do mar e suas fácies refletem esta variação, com grainstones e 
packstones típicos de bancos carbonáticos sobrepostos por fácies de granulometria fina de ambientes 
de águas profundas. As sequências 4 e 5 compreendem as Associações de Fácies de Nível Alto (AF6) 
e de Águas Profundas (AF7), respectivamente. Ambas se formaram em contexto marinho profundo, e 
são caracterizadas por fácies de granulometria fina como margas, mudstones, folhelhos e siltitos. Com 
a diferença de que na S5 nota-se um aumento significativo no aporte de sedimentos terrígenos. Sendo 
assim, a sucessão foi interpretada como parte de um ciclo de transgressivo que levou a uma mudança 
no sistema de produção carbonático (carbonate factory) e culminou no afogamento da plataforma 
carbonática, na formação da inconformidade de afogamento e no fim da sedimentação em plataforma 
na Bacia de Campos. Em relação à distribuição das propriedades petrofísicas foi possível observar que 
nas sequências basais os maiores valores de porosidade e permeabilidade encontram-se associados à 
região do banco carbonático mesmo que em alguns locais as fácies encontrem-se bastante cimentadas, 
nas sequências superiores valores elevados e inconstantes destas propriedades em fácies de 
granulometria fina sugerem a influência de falhas e fraturas. 
 
PALAVRAS-CHAVE: BACIA DE CAMPOS, ALBIANO, ESTRATIGRAFIA DE SEQUÊNCIAS, 
ANÁLISE PETROFÍSICA. 
 
  
 
  
ABSTRACT 
 
The Campos Basin is the main sedimentary basin explored in Brazilian territory and like many other 
basins in the Brazilian east coast, had the development of carbonatic platform systems during the 
Albian Age. Although this succession has already been studied in some regional works it remains 
poorly understood in terms of sequence stratigraphy. In this manner, the objectives of this work 
included the definition of the Macaé Group stratigraphic framework in the Eastern Marlim oil field, 
considering tectonics, carbonate factories and the sea level variations; the present work also aimed the 
determination of the petrophysical characteristics of the formations and the analysis of the spatial 
distribution of the porosity and permeability along the oil field. Therefore, the data employed were 21 
2D seismic lines, a 3D seismic volume and the data of 8 wells which included logs and the core 
samples description reports. As result were identified 19 lithofacies and 7 facies associations, 
comprised into 5 third-order depositional sequences which shows distinctive geometric arrangements, 
facies distribution and petrophysical properties. The first sequence (S1) includes the Lagoon facies 
association (FA1) which was deposited in shallow and hypersaline marine environment. The second 
sequence (S2) symbolize the period of the definitive implementation of the carbonate platform 
conditions in the basin and comprises three facies associations: shoals (FA2) characterized mainly by 
coarse facies arranged in the form of oolitic /oncolitic shoals, inter shoals (FA3) typified by 
intercalations of fine and coarse facies with oncoides and peloides and the outer ramp association 
(FA4) distinguished by a higher proportion of fine facies associated with relatively deeper water 
depositional conditions. The third sequence (S3) comprises the drowning facies association (FA5) 
established during a sea level rise and its facies reflect this variation, with grainstones and packstones 
typical of carbonate banks superposed by fine granulometry facies of deeper water environments. The 
last sequences (S4 e S5) comprise two facies associations: high sea-level (FA6) and deep water (FA7), 
respectively. Both were deposited in a deep marine environment e are composed by fine facies like 
marls, mudstones, shale and siltstones. The difference between them is that S5 shows a higher 
proportion of terrigenous facies. The succession was interpreted as part of a transgressive cycle which 
led to a change in the carbonate production system (factory) which was followed by the drowning of 
the carbonate platform and the formation of a drowning unconformity marking the end of the 
carbonatic sedimentation system in Campos Basin. In relation to the distribution of the petrophysical 
properties it was possible to observe that in the basal sequences the highest values of porosity and 
permeability are associated with carbonate bank facies even though the facies were affected by 
cementation, in the upper sequences high and inconstant values of these properties in fine 
granulometry facies suggest the influence of faults and fractures. 
KEY-WORDS: CAMPOS BASIN, ALBIAN, SEQUENCE STRATIGRAPHY, PETROPHYSICAL 
ANALYSIS. 
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INTRODUÇÃO 
Os reservatórios carbonáticos contêm cerca de 60% das reservas de óleo e 40% das 
reservas de gás do mundo. As pesquisas relacionadas à geologia desses reservatórios indicam 
que estas rochas geralmente não seguem o padrão de sedimentação dos sistemas siliciclásticos 
e a produção neste tipo de reservatório tende a envolver um elevado grau de incerteza. Este 
fenômeno está relacionado à extrema sensibilidade das rochas carbonáticas a diversos fatores 
físicos, químicos e biológicos que as modificam em diferentes escalas temporais e espaciais e 
afetam bruscamente a distribuição das suas características texturais e propriedades 
petrofísicas ao longo de um campo. A tarefa de mapear fácies e interpretar sequências 
carbonáticas se torna ainda mais complexa e desafiadora no caso de depósitos antigos que 
foram afetados por diversas fases diagenéticas e eventos tectônicos. Diversas bacias da costa 
leste brasileira tiveram o desenvolvimento de sistemas de plataforma carbonática durante o 
Albiano. Na Bacia de Campos estes carbonatos constituíram importantes reservatórios nos 
campos de Garoupa, Pampo, Bonito, Linguado, Bicudo e Corvina (MENDONÇA et al. 2004). 
Na década de 80, com o descobrimento dos reservatórios turbidíticos da Bacia de Campos, os 
reservatórios carbonáticos se tornaram de importância secundária, porém, com o 
descobrimento das reservas do pré-sal o interesse da indústria pelos reservatórios carbonáticos 
nas bacias brasileiras veio à tona e incentivou diversos estudos nesta área.  
A despeito do aumento significativo de pesquisas envolvendo os reservatórios 
carbonáticos e os seus processos de formação em geral, a estratigrafia de sequências é um 
campo ainda pouco explorado no estudo dessas rochas. Pesquisas envolvendo a estratigrafia 
de sequências carbonáticas surgiram no início da década 1980, alguns dos trabalhos mais 
relevantes são Kendall e Schlager (1981); Scholle et al. (1983); Sarg, (1988, 1989); Handford 
e Loucks, (1993); Loucks e Sarg, (1993) e Tucker et al. (1993). Mais recentemente Schlager, 
(2005) e Catuneanu (2006) resumiram e compilaram o conhecimento dessa área na forma de 
capítulos de livros. É possível notar que, apesar de muitos dos conceitos da estratigrafia de 
sequências clássica serem perfeitamente aplicáveis às sequências carbonáticas, existem 
algumas diferenças fundamentais que exigem cautela em relação à interpretação. A maioria 
dessas diferenças é decorrente do fato de que em sistemas carbonáticos a maior parte dos 
sedimentos é depositada in situ ou sofre muito pouco transporte e, portanto, diferentemente 
dos sistemas siliciclásticos, as mudanças no nível do mar são mais importantes no sentido de 
manter as condições propícias para a precipitação de sedimentos do que em relação ao aporte 
sedimentar em si. Além disso, as rochas carbonáticas quando sujeitas à exposição subaérea 
19 
têm uma tendência maior de sofrer erosão química e dissolução do que erosão física e 
remobilização, portanto os períodos de mar baixo geralmente são caracterizados por depósitos 
de espessuras pouco significativas. 
Schlager (2000, 2003) introduziu o conceito de “carbonate factories” com o objetivo 
de descrever os diferentes modos de precipitação de sedimentos carbonáticos. Ele definiu três 
sistemas de produção: Tropical (T-factory), Águas frias (Cool-water ou C-factory) e Morros 
de Lama (Mud-mound ou M-factory) e compartimentou as condições ideais para que cada um 
deles se estabeleça. Cada um dos sistemas de produção tem suas próprias características em 
relação à taxa de produção de sedimentos, granulometria, fácies e geometria dos depósitos. 
Em um estudo mais recente Schlager (2005) descreveu a resposta esperada para cada um dos 
sistemas de produção em relação à variação do nível de base, criando um método de análise e 
interpretação das sequências carbonáticas considerando a geometria dos tratos de sistemas e 
as superfícies esperadas em cada sistema de produção. 
A sucessão carbonática Albiana da Bacia de Campos já foi abordada em diversos 
trabalhos regionais como Spadini et al. (1988);  Koutsoukos e Dias-brito (1987); Azevedo et 
al. (1987ª);  Azevedo et al. (1987b); Dias-brito, (1987) e Koutsoukos, (1987). Recentemente, 
foram realizados trabalhos bastante significativos que abordam os carbonatos Albianos em 
termos de análise faciológica, diagênese e modelo deposiconal, são eles: Favoreto (2014), 
Okubo (2014), e Okubo et al. (2015), mas que foram realizados em campos localizados mais 
a sul da Bacia de Campos. A aplicação dos conceitos da estratigrafia de sequências e dos 
sistemas de produção carbonáticos para estes depósitos ainda não foi abordada, além disso, a 
região do Complexo de Marlim ainda não possui trabalhos análogos publicados. Neste 
sentido, o objetivo do trabalho incluiu a aplicação dos conceitos da estratigrafia de sequências 
e de sistemas de produção carbonáticos considerando que um entendimento claro sobre o 
desenvolvimento plataformas carbonáticas pode ser de grande importância em áreas em que 
estas rochas atuam como reservatórios. Além disso, o trabalho visou realizar a caracterização 
petrofísica das fácies carbonáticas buscando entender a relação da distribuição das 
porosidades e permeabilidades nas fácies identificadas. Os dados utilizados foram linhas 
sísmicas 2D, um volume sísmico 3D e dados de poços que incluem a descrição de amostras 
de calha, amostras laterais e testemunhos e perfis geofísicos fornecidos pela ANP (Agência 
Nacional do Petróleo, Gás Natural e Biocombustíveis) através da política de dados públicos. 
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OBJETIVOS 
Os objetivos deste trabalho incluíram a definição do arcabouço estratigráfico do Grupo 
Macaé no campo de Marlim Leste considerando a tectônica, as variações do nível relativo do 
mar, os sistemas de produção carbonáticos (carbonate factories) e os tratos de sistemas, por 
meio da análise de fácies, identificação das superfícies chave e definição de sequências 
deposicionais. O trabalho visa também à determinação das características petrofísicas das 
formações Outeiro, Quissamã e Imbetiba e a análise da distribuição espacial das porosidades e 
permeabilidades ao longo do campo buscando obter uma relação entre a distribuição destas 
propriedades e as fácies e ambientes deposicionais formados ao longo da rampa carbonática. 
 
  
21 
BACIA DE CAMPOS  
A Bacia de Campos é considerada uma bacia do tipo margem divergente (ASMUS E 
PORTO, 1972) cuja formação é relacionada à quebra do supercontinente Gondwana e 
consequente abertura do oceano Atlântico Sul. Esta bacia se estende por uma área de 
aproximadamente 100.000 km² (MILANI E ARAÚJO, 2003) e está localizada na margem 
sudeste do Brasil, abrangendo desde a costa do Estado do Rio de Janeiro até a costa do 
Espírito Santo (Figura 1). Estruturalmente é limitada a norte pelo Arco de Vitória e a sul pelo 
Arco de Cabo Frio (MOHRIAK et al. 1990). 
O registro geológico da Bacia de Campos data desde o Eocretáceo (MILANI E THOMAZ 
FILHO, 2000) e é caracterizado por uma sucessão de rochas vulcânicas e sedimentares 
sustentadas por um embasamento cristalino constituído por gnaisses de idade pré-cambriana 
da Província Proterozóica da Ribeira. 
 
 
Figura 1: Mapa de localização da Bacia de Campos com os seus principais campos petrolíferos em 
amarelo. O campo de Marlim Leste, alvo de estudo do presente trabalho, está em destaque. Fonte: 
Banco de dados de exploração e produção (BDEP). 
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CONTEXTO GEOTECTÔNICO 
Acredita-se que os esforços extensionais que resultaram na formação da Bacia de 
Campos tenham se iniciado no final do Jurássico. Nesta fase inicial, pré-rifte, estes esforços 
tectônicos geraram soerguimento do manto e afinamento litosférico, que apesar de ainda 
discretos, geraram falhas incipientes na crosta continental e deram origem a depocentros 
locais (MOHRIAK E FAINSTEIN, 2012). Nesta fase a subsidência mecânica se iniciou 
através de eventos episódicos que reativaram as estruturas do embasamento Proterozóico sob 
extensão regional na direção E-W (PONTE E ASMUS, 1976; RABINOWITZ E 
LABRECQUE, 1979; DIAS ET AL. 1990; CHANG ET AL. 1992; KARNER, 2000; FETTER, 
2009).  
Com aumento do estiramento litosférico, deu-se início a fase sin-rifte da bacia na qual 
se implantaram falhas normais antitéticas e sintéticas, bem como zonas de acomodação e 
falhas de transferência (CHANG et al. 1992) que configuraram o embasamento em uma série 
de horsts-grábens. Os baixos estruturais recém-formados foram preenchidos por sedimentos 
lacustres durante o Barremiano dando origem à megasequência sin-rifte da bacia. Ao final do 
rifteamento o aumento contínuo da taxa de estiramento litosférico fez com que os blocos 
formados anteriormente fossem rotacionados. Os sedimentos depositados sobre estas feições 
caracterizam a chamada bacia de subsidência interna (sag basin) (MOHRIAK, 2012) (Figura 
2). Esta bacia é separada da unidade inferior por uma superfície denominada “discordância de 
ruptura continental” (KARNER, 2000; MOHRIAK, 2003; apud MOHRIAK, 2012) que 
indica que houve inserção da crosta oceânica e erosão dos blocos rifteados marcando o início 
de uma fase de quiescência tectônica e os estágios finais da fase sin-rifte (MOHRIAK E 
FAINSTEIN, 2012). 
A partir do Aptiano a subsidência termal se tornou mais significativa na bacia e uma 
ampla sucessão siliciclástica transicional e evaporítica foi depositada (FETTER, 2009). A 
base da sucessão evaporítica é marcada por uma superfície de descolamento, que separa fases 
de diferentes regimes tectônicos da Bacia de Campos, abaixo dela predominam horsts e 
grábens limitados por falhas normais de alto ângulo (FETTER, 2009), acima dela 
predominam feições relacionadas à tectônica salina com domínio extensional-proximal e 
compressional-distal (FETTER, 2009) (Figura 2). No Albiano teve início o estágio de 
margem divergente na Bacia de Campos que permanece até o recente, e no qual se depositou 
a Megasequência Pós-rifte, composta predominantemente por sedimentos de origem marinha. 
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Figura 2: Seção geológica esquemática da Bacia de Campos. Extraído de Coelho e Johansen (1998) e 
Zálan (2002) apud Mohriak e Fainstein (2012). 
 
ESTRATIGRAFIA DA BACIA DE CAMPOS 
A primeira carta estratigráfica da Bacia de Campos foi proposta por Schaller (1973) 
que estabeleceu as relações litoestratigráficas a partir dos resultados da perfuração dos 
primeiros poços da bacia (WINTER et al. 2007). Posteriormente, houve algumas atualizações, 
sendo a última proposta por Winter et al. (2007) que resumiram o conhecimento que se tinha 
sobre a bacia até então e diferente das publicações anteriores, deram ênfase à análise 
cronoestratigráfica utilizando dados de poços e sísmica (Figura 3). 
Sendo assim, estes autores defendem que o preenchimento sedimentar da Bacia de 
Campos é compartimentado em três grandes unidades denominadas: Supersequência Rifte, 
Supersequência Transicional ou Pós-rifte e Supersequência Drifte (WINTER et al. 2007) que 
são, então, subdivididas em sequências deposicionais. 
A Supersequência Rifte tem seu intervalo de formação do Halteriviano ao Aptiano 
inferior e representa uma fase de subsidência mecânica da bacia e se caracteriza pelo controle 
direto do arcabouço estrutural do embasamento e por sedimentação continental 
(GUARDADO et al. 1989). Esta sequência foi subdividida por Winter et al. (2007) em três 
sequências deposicionais. A primeira delas, denominada K20-K34, engloba as rochas da 
Formação Cabiúnas, a segunda (K36) contém os depósitos das formações Itabapoana e 
Atafona e a terceira (K38) os depósitos das formações Itabapoana e Coqueiros.  
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A Formação Cabiúnas é caracterizada por basaltos toleíticos a subalcalinos e rochas 
vulcanoclásticas (CASTRO E PICOLINI, 2014) que formam uma não-conformidade com o 
embasamento pré-Cambriano da bacia (WINTER et al. 2007). A Formação Itabapoana é 
caracterizada por conglomerados e arenitos de ambientes deltaicos e fluviais que geralmente 
compõe ciclos de gradação normal, com rochas pelíticas no topo (CASTRO E PICOLINI, 
2014). Nesta mesma formação registra-se a ocorrência de depósitos de origem lacustre 
caracterizados pela presença de calcarenitos bioclásticos, calcilutitos, siltitos, folhelhos e 
margas (GUARDADO et al. 1989). A formação Atafona é composta por arenitos, siltitos e 
folhelhos lacustres ricos em matéria orgânica (WINTER et al. 2007). A Formação Coqueiros 
é caracterizada por folhelhos e carbonatos biogênicos, também de origem lacustre. Esta 
unidade contém o principal intervalo gerador da Bacia de Campos denominado de Folhelho 
Jiquiá (MELLO E MAXWELL, 1990; MELLO et al. 1995) além de um importante 
reservatório constituído por carbonatos formados por moluscos bivalves, chamado de 
coquinas. 
A Supersequência Transicional da Bacia de Campos foi formada durante o Aptiano 
inferior e representa uma fase intermediária entre subsidência termal e mecânica, com 
sedimentação continental e marinha (GUARDADO et al. 1989). Esta unidade engloba 
depósitos do Grupo Lagoa Feia e foi subdividida por Winter et al. (2007) em três sequências 
deposicionais. As duas primeiras denominadas K46 e K48 contêm as porções inferiores e 
superiores das formações Itabapoana (conglomerados da porção superior), Gargaú e Macabu, 
respectivamente. A terceira sequência, K50, contém os depósitos da Formação Retiro. 
A Formação Itabapoana nesta sequência é caracterizada por conglomerados 
polimíticos, com fragmentos de basalto, ígneas ácidas e metamórficas (CASTRO E 
PICOLINI, 2014). A Formação Gargaú compreende folhelhos, siltitos, margas intercalados 
com arenitos e calcilutitos (WINTER et al. 2007). A formação Macabu é caracterizada por 
calcários estromatolíticos, laminitos e lamas carbonáticas (CASTRO E PICOLINI, 2014). A 
Formação Retiro é composta por rochas evaporíticas que indicam deposição em ambiente 
marinho e clima árido a semiárido (WINTER et al. 2007). 
Por fim, a Supersequência Drifte, depositada desde início do Albiano até o Pleistoceno 
sob regime de subsidência térmica associada a tectonismo adiastrófico (WINTER et al. 2007). 
Esta unidade engloba os sedimentos dos grupos Macaé e Campos e foi subdividida em 21 
sequências deposicionais. As sequências K60, K70 e K82-84 compreendem os sedimentos do 
grupo Macaé e todas as demais sequências (K86-88 a K130, E10-20 a E80 e N10 a N60) 
correspondem aos sedimentos do Grupo Campos. 
25 
O Grupo Macaé é dividido nas formações Goitacás, Quissamã, Outeiro e Imbetiba. A 
Formação Goitacás é caracterizada por conglomerados polimíticos, arenitos geralmente 
cimentados por minerais carbonáticos, calcilutitos, e pelitos depositados em ambientes 
proximais (CASTRO E PICOLINI, 2014). A Formação Quissamã é caracterizada por 
calcilutitos, folhelhos, margas, calcarenitos oolíticos e oncolíticos depositados em ambiente 
de plataforma rasa. A formação Outeiro contém calcilutitos, margas e folhelhos intercalados a 
corpos de arenito, originados por fluxos gravitacionais, denominado Arenito Namorado 
(CASTRO E PICOLINI, 2014), esta Formação foi originada em ambiente marinho profundo. 
Neste mesmo contexto depositou-se a formação Imbetiba que é caracterizada pela ampla 
ocorrência de margas e calcilutitos subordinadamente ocorrem arenitos originados a partir de 
fluxos turbidíticos. 
O grupo Campos é subdividido nas formações Emborê, Ubatuba e Carapebus. A 
primeira, Formação Emborê, é caracterizada por conglomerados polimíticos e arenitos 
depositados em ambiente proximais (CASTRO E PICOLINI, 2014). Nas posições de 
paleoborda de plataforma, desenvolveu-se uma plataforma carbonática, denominada Membro 
Siri, formada por bancos de algas vermelhas, com predomínio de calcirruditos bioclásticos 
(CASTRO E PICOLINI, 2014). A formação Ubatuba é caracterizada por depósitos de 
granulometria fina como folhelhos e margas que indicam sedimentação hemipelágica. A 
Formação Carapebus é caracterizada por depósitos conglomeráticos, arenosos ou argilosos 
depositados a partir de fluxos gravitacionais. Subordinadamente ocorrem intervalos lamosos e 
laminados que indicam retrabalhamento por correntes de fundo (MORAES et al. 2006).  Esta 
unidade abrange os principais reservatórios de hidrocarbonetos da Bacia de Campos, 
incluindo os campos gigantes de Roncador, Albacora, Albacora Leste, Barracuda e o 
complexo Marlim (BRUHN et al. 2003).  
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Figura 3: Carta estratigráfica da Bacia de Campos. Destacado em vermelho o intervalo Albiano que foi 
abordado no presente trabalho. Extraído de Winter et al. 2007. 
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FORMAÇÕES QUISSAMÃ, OUTEIRO E IMBETIBA 
A Formação Quissamã é constituída quase inteiramente por rochas carbonáticas, 
possui espessura aproximada de 800m e distribui-se ao longo de uma faixa com direção NE 
(FAVORETO, 2014; OKUBO, 2014). O limite inferior desta unidade corresponde a um 
contato abrupto com o topo da camada evaporítica da Formação Retiro. O seu limite superior 
é o marco estratigráfico denominado Marco Beta que corresponde a uma superfície de 
máxima inundação regionalmente correlacionável ao Marco Glauconítico (SPADINI et al. 
1988; WINTER et al. 2007).  
A Formação Quissamã representa a deposição em um mar epicontinental restrito de 
águas quentes e hipersalinas sob condições de clima seco e quente (SPADINI et al. 1988). Ela 
pode ser subdivida em duas unidades, uma inferior chamada de sequência I por Esteves et 
al.(1987) equivalente ao Membro Búzios de Winter et al. (2007) (Early to Middle Albian) e 
uma superior que corresponde a sequência II de Esteves et al.(1987). 
A unidade inferior é caracterizada por um intervalo intensamente dolomitizado que 
teve sua deposição associada a um sistema de planície de maré que se desenvolveu no sul da 
bacia (SPADINI et al. 1988). As fácies que compõem esta unidade são mudstones e 
grainstones depositados nas áreas mais rasas e nos ambiente lagunares que ocorrem 
associados às planícies de maré, oóides e peloides depositadas nos ambientes rasos de alta 
energia e margas depositadas nas regiões mais profundas (SPADINI et al. 1988). 
A unidade superior da Formação Quissamã é caracterizada por bancos carbonáticos 
alongados de direção NE-SW. Esta unidade se formou em contexto de rampa carbonática em 
profundidades menores que 50m (KOUTSOUKOS E DIAS-BRITO, 1987) (Figura 4). Nesta 
unidade são identificados três ambientes deposicionais: a) ambiente raso de alta energia, 
representado por Oncolitos, peloides e oóides, geralmente na forma de ciclos shallowing-
upward; (b) ambiente plataformal representado por calcários de granulometria fina com 
bioclastos de foraminíferos e equinodermos e (c) ambiente bacinal representado por calcários 
finos com ocorrência de organismos bentônicos associados a margas e folhelhos (SPADINI et 
al. 1988). As associações fossilíferas de baixa diversidade com alguns gêneros de 
foraminíferos e raros metazoários (AZEVEDO et al. 1987) indica que as condições de mar 
restrito permaneceram até este período. 
A Formação Outeiro possui até 300m de espessura, tem como limite inferior o Marco 
Beta (Superfície de Máxima Inundação) e o limite superior é a discordância que marca a 
passagem do Cretáceo Inferior para o Cretáceo Superior nas porções proximais da bacia e 
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pelo marco Chalk, que se trata de um ritmito de calcilutitos e margas, nas porções distais 
(WINTER et al. 2007). A Formação Outeiro foi depositada em resposta a um progressivo e 
acentuado aumento do nível do mar no Albiano (HAQ et al. 1987 apud SPADINI et al. 1988) 
resultando no afogamento do sistema de plataforma carbonática. Acredita-se que até o final 
do Mesoalbiano o Alto de Florianópolis atuava como uma barreira entre os oceanos Atlântico 
Norte e Atlântico Sul, restringindo a circulação de água. No final do Albiano a atuação desta 
barreira se tornou mais discreta e o sistema marinho se tornou menos salino devido a um 
aumento expressivo na troca de água entre os oceanos. 
O Albiano Superior da Bacia de Campos é caracterizado principalmente pela presença 
de calcilutitos com biota planctônica (WINTER et al. 2007), nota-se também a presença de 
organismos bentônicos e por um aumento da diversidade e frequência desses microfósseis ao 
longo de toda a sucessão. (AZEVEDO et al. 1987). Tal fato é atribuído ao início do processo 
de dessalinização das águas da bacia em decorrência da umidificação progressiva do clima da 
área associada à expansão do Atlântico Sul (DIAS-BRITO, 1982). Na fase Neoalbiana a 
paleobatimetria da margem continental do Brasil esteve em torno de 100 a 200m 
(KOUTSOUKOS E DIAS-BRITO, 1987).  
A Formação Imbetiba corresponde à porção superior do Grupo Macaé. Esta unidade é 
caracterizada por margas com subordinadas camadas de folhelho e arenito turbidítico. Foi 
depositada predominantemente em um contexto batial superior (Figura 4), com a bacia 
apresentando um balanço de água positivo, em que a precipitação é mais significativa que a 
evaporação resultando em condições menos salinas (SPADINI et al. 1988). 
 
Figura 4: Modelo esquemático hipotético dos ambientes marinhos do Albiano da margem continental 
brasileira. ARN: arenito, CLU: calcilutito, CRE: calcarenito, MRG: marga. Modificado de Koutsoukos 
e Dias-Brito, 1987. 
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REFERENCIAL TEÓRICO 
 
ROCHAS CARBONÁTICAS 
Rochas carbonáticas, ou calcários, são rochas sedimentares compostas 
primordialmente por minerais carbonáticos como calcita (CaCO3), dolomita (CaMg(CO3)2) e 
aragonita (CaCO3). Um dos mecanismos necessários para a formação deste tipo de rocha é a 
dissolução do CO2 da atmosfera na água e consequente formação do ácido carbônico (H2CO3), 
que reage com os cátions de cálcio e magnésio e permite a precipitação dos minerais 
carbonáticos que conhecemos (HANKEN et al. 2010). Geralmente se reconhece que estas 
rochas podem ser de origem química/abiótica ou bioquímica. A formação dos depósitos de 
origem química ocorre através da precipitação direta de carbonatos a partir de íons dissolvidos 
na água e é influenciada principalmente pela química da água, que é controlada pela 
concentração de cloretos, sulfatos e óxidos. Fatores físicos como temperatura e agitação da 
água também podem influenciar na precipitação. A precipitação química de carbonatos é um 
fenômeno raramente visto nos dias de hoje, este processo é exclusivo de ambientes de águas 
rasas, restritos e em clima tropical (BIJU-DUVAL,2002). 
Nos oceanos atuais, o principal mecanismo de precipitação de carbonatos está 
relacionado à atividade orgânica e metabólica de organismos como algas e bactérias através 
de processos bioquímicos relacionados à produção de exoesqueletos, conchas e carapaças. A 
maior parte dos organismos produtores de carbonato é autotrófica, ou seja, sintetiza o próprio 
alimento através da fotossíntese. Este fato justifica o motivo pelo qual a ocorrência e 
distribuição destes organismos são diretamente afetadas pelo clima, explicando a relação entre 
precipitação de carbonatos biogênicos e ambientes tropicais.  Além deste fator, a temperatura 
também exerce importante função na formação destes depósitos, pois define o zoneamento 
global de depósitos carbonáticos de acordo com a latitude (SCHLAGER, 2005) e influencia 
diretamente na solubilidade/precipitação dos carbonatos. 
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PRINCIPAIS CONSTITUINTES DAS ROCHAS CARBONÁTICAS 
 
MATRIZ E CIMENTO 
Nas rochas carbonáticas assume-se que todo material com granulometria menor ou 
igual a 0,0625 milímetros, ou tamanho silte, é classificado como constituinte da matriz 
(TERRA et al. 2010). A micrita, ou lama carbonática, é um dos principais constituintes da 
matriz carbonática. Este termo trata-se de uma abreviação sugerida por Folk (1962) para 
denominar o termo microcrystalline calcite. Além de calcita a lama carbonática pode conter 
também pequenas quantidades de sedimentos detríticos finos como argilominerais, quartzo, 
feldspato e matéria orgânica (BOGGS, 2006).  
 A origem da matriz em rochas carbonáticas ainda é assunto de intensa discussão em meio 
acadêmico, alguns dos principais mecanismos que explicariam a formação deste material são: 
abrasão mecânica e biológica de conchas e carapaças, desintegração de organismos calcários, 
bioacumulação de micro-organismos e intervenção de organismos na precipitação bioquímica 
(TERRA et al. 2010). Sendo que o último mecanismo é ocasionado pela atividade intensa de 
algas em mares relativamente restritos gerando alterações nas concentrações de H2CO3 
dissolvido e consequentemente no pH. Estas alterações causam um fenômeno chamado de 
whiting que é caracterizado pela precipitação química de agulhas de aragonita que se tornaram 
componentes da matriz carbonática. 
O cimento é o material responsável pelo preenchimento de espaços vazios por 
precipitados autigênicos a partir de processos físico-químicos e bioquímicos relacionados à 
percolação de fluidos supersaturados através dos poros das rochas. A cimentação em 
carbonatos é associada com os fenômenos de dissolução, corrosão, lixiviação e substituição 
(CHILINGAR et al. 1967). Fatores que influenciam na cimentação são: a taxa percolação de 
fluídos, a química destes fluídos, a pressão parcial de CO₂ e a mineralogia dos sedimentos. 
O processo de cimentação é bastante comum em sedimentos carbonáticos porque eles são 
formados por minerais altamente suscetíveis à dissolução. Os minerais mais comumente 
precipitados são: aragonita, calcita magnesiana, calcita baixo magnésio e dolomita (TERRA et 
al. 2010). 
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GRÃOS ALOQUÍMICOS 
 
Oólitos/ Ooides 
Os oólitos ou oóides são partículas envelopadas, esféricas a subesféricas, com 
estrutura concêntrica, originadas por acreção físico-química em torno de um núcleo (TERRA 
et al. 2010) que pode consistir de um grão clástico ou um fragmento carbonático (Figura 5). 
Oólitos são por definição menores que 2mm, ou tamanho areia, estruturas semelhantes mas 
maiores de 2mm são chamadas de pisolitos e estes geralmente têm sua formação relacionada a 
atividade de algas (HANKEN et al. 2010). Em termos de composição a maioria dos oólitos do 
Ordoviciano ao Mississipiano e no Juro-Cretáceo eram calcíticos. Nos demais períodos, 
incluindo o presente, a maioria dos oólitos é de composição aragonítica (TERRA et al. 2010) 
e apresentam uma estrutura tangencial concêntrica composta por pequenos cristais de 
aragonita (HANKEN et al. 2010). 
A formação destes grãos pode ocorrer em ambientes marinhos ou lacustres salinos em 
climas quentes, com água próxima à saturação de carbonato e com agitação de ondas e marés 
para que os núcleos sejam movimentados e a precipitação possa ocorrer de maneira regular 
sobre a superfície do grão dando origem às camadas concêntricas (HANKEN et al. 2010). Por 
exigirem águas quentes e agitação frequente os oólitos se formam em ambientes de águas 
muito rasas, normalmente menores que 3m de profundidade. 
Os oólitos quando cimentados dão origem a uma rocha carbonática que pode formar 
um reservatório de boa qualidade devido à combinação da porosidade secundária relacionada 
à dissolução dos grãos ou porosidade primária intergranular. A permeabilidade depende do 
grau de cimentação ou dissolução, mas geralmente é alta (HANKEN et al. 2010).  
Oncolitos/ Oncóides 
Os oncolitos são os grãos formados pela acreção organo-sedimentar de cianobactérias 
(TERRA et al. 2010). Eles são compostos por um núcleo envolto por finas camadas 
descontínuas, relativamente concêntricas, com grãos sedimentares presos entre estas camadas 
(Figura 5). Os oncolitos são geralmente menos arredondados e com menor grau de seleção 
que os oólitos e indicam um mecanismo de formação não tão uniforme (TUCKER E 
WRIGHT, 1990). Eles são geralmente formados em ambiente de águas rasas de turbulência 
baixa a moderada (HANKEN et al. 2010). O tipo de oncolito mais comum no registro 
geológico são os grãos revestidos por precipitados biogênicos, que podem ser formados por 
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uma variedade de organismos como briozoários, corais, foraminíferos, cianobactérias e outros 
(TUCKER E WRIGHT, 1990). 
 
Peloides 
Os peloides são grãos micríticos de forma subesférica sem estrutura interna (TERRA 
et al. 2010) geralmente de tamanho areia compostos por carbonato microcristalino (TUCKER 
E WRIGHT, 1990) e com alto teor de matéria orgânica (FOLK, 1962) (Figura 5). Devido às 
diversas possíveis origens desta partícula o termo peloide é puramente descritivo e não denota 
a procedência (HANKEN et al. 2010), eles podem ser formados a partir de grãos aloquímicos 
micritizados, clastos de lama, fragmentos de bioclastos ou fragmentos de origem fecal, e neste 
caso são chamados de peloides fecais ou pellets (TERRA et al. 2010). No entanto a maioria 
dos peloides se forma por uma extensiva micritização de grãos carbonáticos pré-existentes 
que é relacionada à atividade de algas e fungos dentro da zona fótica (HANKEN et al. 2010) e 
por este motivo estes grãos geralmente indicam ambientes de águas rasas não agitadas. 
 
 
Figura 5: Estrutura e tamanhos dos grãos aloquímicos em rochas carbonáticas. Modificado de Tucker 
e Wright (1990). 
 
BIOCLASTOS/ GRÃOS ESQUELETAIS 
Os bioclastos correspondem aos fósseis de estruturas calcárias de organismos ou os 
fragmentos destas estruturas (TERRA et al. 2010). Eles podem ser de qualquer tamanho e 
forma e são os principais constituintes das rochas calcárias. A maioria dos organismos que 
secretam carbonato exige um ambiente de águas límpidas, portanto uma condição para que os 
bioclastos se formem é que ocorra pouco ou nenhum suprimento de material terrígeno na área 
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de deposição (HANKEN et al. 2010). As assembleias de grãos biogênicos mudam com o 
tempo e o ambiente (TUCKER E WRIGHT, 1990), portanto, uma identificação correta dos 
tipos de grãos esqueletais pode ser primordial na identificação do ambiente de deposição dos 
carbonatos e na idade aproximada do depósito. 
 
Foraminíferos 
Os Foraminíferos são organismos unicelulares que pertencem ao grande táxon dos 
Protozoários. Evidências destes organismos são preservadas no registro geológico porque eles 
são capazes de secretar conchas ou carapaças que recobrem o citoplasma de sua célula, estas 
estruturas podem ser compostas por matéria orgânica (tectina), minerais (calcita, aragonita ou 
sílica), ou ainda por grãos aglutinados (ARMSTRONG E BRASIER, 2005). As carapaças 
secretadas podem ter diferentes geometrias apresentando uma única câmara com menos de 1 
mm de largura (unilocular) ou múltiplas câmaras (multilocular) interconectadas por uma ou 
mais aberturas (ARMSTRONG E BRASIER, 2005). 
A maioria dos Foraminíferos é essencialmente marinha, bentônica e vive no assoalho 
oceânico, mas eles têm uma ampla ocorrência ambiental e podem ser encontrados desde 
ambientes terrestres a marinhos profundos e em climas polares a tropicais (ARMSTRONG E 
BRASIER, 2005), apesar disso as espécies tendem a ser mais abundantes e diversificadas em 
ambientes marinhos rasos em clima tropical (HANKEN et al. 2010).  
As conchas e carapaças destes organismos já foram encontradas em estratos datados 
do Cambriano, no entanto eles se tornaram abundantes a partir do Fanerozóico e são 
encontrados em muitos estratos marinhos do Cenozoico e Mesozoico e até o recente 
(NICHOLS, 2009).  Por terem uma ocorrência bastante contínua em relação ao tempo 
geológico estes fósseis exigem certa cautela quando empregados em correlações 
bioestratigráficas.  
Os foraminíferos geralmente têm baixo potencial de formação de reservatórios devido 
ao pequeno tamanho das partículas e mineralogia primária estável ou substituição neomórfica. 
Alguma porosidade primária intragranular pode ter importância localizada, mas geralmente a 
conectividade dos poros é baixa resultando em uma baixa permeabilidade (HANKEN et al. 
2010). 
34 
Ostracodes 
Os ostracodes pertencem ao Filo dos Artrópodes, Subfilo dos Crustáceos e Classe 
Ostracoda e correspondem a um grupo de pequenos crustáceos aquáticos que secretam 
carapaças variando entre 0,3 e 1mm de comprimento (BERGUE, 2006), no entanto é 
registrada a ocorrência de organismo de até 40 mm (SCHOLLE E ULMER-SCHOLLE, 
2003). Estes organismos possuem uma grande amplitude temporal, pois surgiram no início do 
Cambriano e vivem até o recente (SCHOLLE E ULMER-SCHOLLE, 2003). 
Os Ostracodes são essencialmente aquáticos, geralmente bentônicos e mais raramente 
planctônicos, ocorrem tanto em ambientes de águas doce, salobra, salgada e hipersalina e 
algumas espécies podem viver em regiões continentais em solos úmidos. A distribuição 
recente destes organismos varia desde latitudes tropicais até o Ártico (SCHOLLE E ULMER-
SCHOLLE, 2003). 
Os Ostracodes secretam carapaças bivalves de formato ovalado de composição 
quitino-calcítica que são construídas por diversos estágios de crescimento conforme o 
organismo se desenvolve (BERGUE, 2006). Em termos de reconstrução paleoambiental estes 
organismos podem ser úteis quando exibem carapaças com ornamentações que possibilitam a 
identificação de diferentes taxa que podem fornecer informações sobre a batimetria do 
ambiente. Em geral as faunas de Ostracodes de águas rasas tendem a apresentar maiores 
populações que as faunas batiais e abissais. 
Moluscos 
O filo Mollusca inclui animais invertebrados como caracóis, lulas e ostras que vivem 
em ambientes de água doce, marinhos ou terrestres. O surgimento destes organismos do 
registro geológico data do Cambriano até o recente. Existem oito classes neste filo sendo que 
três delas têm importância no registro geológico por serem preservadas como fósseis, são 
elas: os gastrópodes, bivalves e cefalópodes.  
A maioria dos moluscos tem uma concha externa composta de aragonita ou de mistura 
de aragonita e calcita. O crescimento de suas conchas é controlado pelas condições do 
ambiente, conchas finas geralmente indicam condições de águas calmas ou climas frios, 
enquanto que conchas mais espessas estão associadas aos ambientes de maior energia. 
Os moluscos podem ser reconhecidos pela forma da concha e pelas camadas que 
constituem as paredes das conchas. Fragmentos de moluscos geralmente não podem ser 
reconhecidos porque são lixiviados e preenchidos ou substituídos por cimento de calcita. Em 
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nível de filo os moluscos possuem utilidade limitada para interpretação ambiental devido a 
sua ampla ocorrência e mineralogia variável.  
Algas Vermelhas 
As algas vermelhas juntamente com as algas verdes são algas calcárias que estão 
inseridas em um diverso grupo de plantas que habitam grande parte dos ambientes marinhos e 
que precipitam CaCO3 durante sua vida acima ou dentro dos seus talos. O material que forma 
as algas recentes é calcita (geralmente magnesiana) ou aragonita. A preservação do corpo das 
plantas depende da extensão da calcificação, com as partes mais calcificadas seletivamente 
preservadas no registro fóssil (BJØRLYKKE, 2010). As algas vermelhas pertencem ao Filo 
Rodhophyta no qual se distinguem três espécies principais que apresentam distribuição 
ambiental muito semelhante, as Corallinales (o principal grupo de algas vermelhas 
calcificadas), Solenoporaceae (família extinta que viveu do Cambriano ao Paelogeno), e as 
Peyssonneliaceae (BRAGA E RIDING, 2005).  
As algas vermelhas são quase que exclusivamente marinhas, e preferem ambientes 
rasos (<25m) com alta luminosidade (HANKEN et al. 2010). No entanto podem ocorrer em 
diversas condições chegando a profundidades de até 250m (Figura 6). Nos ambientes recentes 
elas são encontradas tanto em depósitos de águas quentes como de águas frias dentro da zona 
fótica, no entanto a maioria vive em ambientes de águas rasas (HANKEN et al. 2010). Elas 
possuem talos complexos que são distintivamente coloridos com pigmentos vermelhos 
(BRAGA E RIDING, 2005). Algumas formas suportam agitação relativamente forte e são 
comuns em ambiente rasos com substratos rochosos associados a recifes e ambientes 
próximos aos recifes nas margens da plataforma (HANKEN et al. 2010). 
Algas calcárias apareceram pela primeira vez no registro geológico em estratos do 
Cambriano. Nas fácies de recifes são encontradas predominantemente algas vermelhas que 
formam estruturas fortes e sólidas de carbonato que quando associadas aos corais podem 
resistir à ação das ondas (HANKEN et al. 2010). Nas lagoas que se formam atrás dos recifes 
são encontradas algas verdes que formam estruturas na forma de arbustos e só crescem em 
locais aonde a energia das ondas é de moderada a fraca (Figura 6). Elas são as principais 
produtoras de lama calcária.  
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Figura 6: Distribuição geral das algas recentes através da bacia sedimentar em regiões de baixa 
latitude. Extraído de Wray (1977) apud Bjørlykke (2010). 
 
CLASSIFICAÇÃO DAS ROCHAS CARBONÁTICAS 
As classificações de rochas carbonáticas mais utilizadas são a de Folk (1959, 1962) e 
Dunham (1962), ambas foram publicadas no primeiro Memoir da AAPG de 1962, 
denominado Classification of Carbonate Rocks (TERRA et al. 2010) e apesar de diversas 
novas classificações terem surgido desde então, estas, por apresentarem bases tão sólidas 
continuam servindo de fundamento para as novas categorizações. As duas classificações 
subdividem os carbonatos em termos de textura deposicional e relacionam o conteúdo de 
matriz com o nível de energia do ambiente em que a rocha em questão se formou (TUCKER 
E WRIGHT, 1990).  
A classificação de Folk é baseada na subdivisão das rochas carbonáticas de acordo 
com a proporção relativa entre três componentes básicos: grãos sedimentares, micrita e 
cimento espático. Neste sistema, a nomenclatura das rochas é formada por duas partes, a 
primeira corresponde a uma abreviação do tipo de grão dominante e a segunda indica o 
material que preenche os poros das rochas (matriz micrítica ou cimento espático).  
Neste trabalho foi empregado o sistema de classificação de Dunham que tem uma 
aplicação mais rápida e simples voltada á indústria petrolífera. O critério fundamental neste 
sistema é o arcabouço da rocha. Sendo assim, Dunham subdivide as rochas carbonáticas em: 
suportadas pela matriz, suportadas pelos grãos, “cimentadas” biologicamente e cristalinas ou 
com textura deposicional não reconhecível. Nesta classificação Dunham (1962) atribui cada 
tipo de rocha a um nível e energia (Figura 7). 
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Figura 7: Esquema para a classificação de rochas carbonáticos segundo a metodologia adotada por 
Dunham (1962). 
 
Em 1971 uma extensão da classificação de Dunham foi publicada por Embry e 
Klovan. Estes autores sugeriram novas categorias com o objetivo de classificar os calcários 
autóctones em classes mais detalhadas. Os autores argumentam que a classificação de Folk, 
além de não considerar o arcabouço da rocha, descreve todos os calcários autóctones com 
apenas um termo: biolitito, sem considerar que os organismos podem consolidar sedimentos 
de diferentes maneiras e assim gerar diferentes tipos de rocha (EMBRY E KLOVAN, 1971). 
Eles também advertem que a classificação de Dunham, apesar de mais completa, faz a mesma 
simplificação e agrupa todos os carbonatos autóctones em uma única categoria e os nomeia de 
boundstones, sem diferenciar a granulometria. Sendo assim na classificação de Embry e 
Klovan (1971) a classe boundstone deixou de ser utilizada e os calcários autóctones passaram 
a ser classificados em cinco novas categorias: floatstone, rudstone, bafflestone, bindstone e 
framestone (Figura 8). 
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Figura 8: Esquema para a classficação de rochas carbonáticas segundo a metodologia adotada por 
Embry e Klovan (1971). 
 
DIAGÊNESE EM CARBONATOS 
Entende-se por diagênese a sequência de processos químicos e físicos que levam a 
compactação de sedimentos e a formação das rochas sedimentares. Os processos diagenéticos 
envolvem compactação dos grãos, dissolução química ou sob pressão, cimentação e 
recristalização e levam a um arranjo de grãos e a assembleias minerais mecanicamente e 
termodinamicamente mais estáveis (HANKEN et al. 2010). 
A diagênese das rochas carbonáticas se inicia em regimes próximos à superfície com o 
preenchimento de espaços vazios entre os sedimentos através da precipitação do cimento 
carbonático levando a uma diminuição da porosidade inicial. Em alguns casos, como em 
regiões costeiras, aonde pode ocorrer mistura entre água do mar e a água doce, ou em áreas 
continentais, aonde os processos diagenéticos são abastecidos por fluídos meteóricos, é 
possível que ocorra dissolução dos sedimentos carbonáticos e a formação de voids que 
aumentam a porosidade e permeabilidade durante a fase inicial do soterramento (ALI et al. 
2010). 
A próxima etapa da diagênese corresponde ao início da compactação mecânica dos 
sedimentos devido ao seu soterramento. A compactação para sedimentos carbonáticos segue 
os mesmo princípios que para os sedimentos terrígenos (HANKEN et al. 2010), porém nos 
carbonatos os processos químicos envolvendo dissolução de minerais e a precipitação de 
cimento tendem a ser mais significativas, pois  ocorrem de maneira relativamente rápida 
mesmo sob regimes de  baixa pressão e temperatura. O soterramento dos sedimentos, mesmo 
que a profundidades rasas, leva a um aumento da pressão, expulsão dos fluídos dos poros e 
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diminuição da porosidade (ALI et al. 2010). Nesta etapa, o stress pode causar um rearranjo 
dos grãos e levar a deformação seguida por compactação química incipiente e dissolução por 
pressão nos contatos entre grãos. 
A etapa seguinte da diagênese corresponde à fase em que o soterramento se torna mais 
significativo e que os sedimentos são levados a maiores profundidades e são submetidos a 
maiores pressões e temperaturas fazendo com que diversos processos diagenéticos se tornem 
ativos. A matriz, grãos e cimento formados em profundidades rasas se tornam 
termodinamicamente metaestáveis sob estas condições, levando a recristalização ou 
substituição de minerais instáveis (HANKEN et al. 2010). Em carbonatos, minerais de 
substituição comuns são: dolomita, anidrita e chert. Neste contexto há um aumento 
significativo da compactação química e a dissolução por pressão passa a ser influenciada pela 
composição dos fluídos dos poros, mineralogia e presença de matéria orgânica (ALI et al. 
2010). Sendo assim, formam-se superfícies de dissolução nos contatos entre grãos, chamadas 
de estilolitos, e o carbonato dissolvido ao longo destas superfícies é transportado para os 
sedimentos adjacentes por difusão e pode ser depositado em zonas de menor pressão na forma 
de cimento (HANKEN et al. 2010). A dissolução também pode ocorrer como resultado de 
interações minerais que criam condições ácidas e geram dissolução, formação de voids 
levando a ocorrência de porosidade secundária (ALI et al. 2010).  
Durante a diagênese a perda da porosidade depende de diversos fatores como a taxa de 
stress efetivo, taxa de compactação mecânica e química, a ocorrência de dissolução sob 
pressão, além da composição dos sedimentos, da química dos fluídos percolantes e da sua 
eficiência para lixiviar os precipitados. Além destes fatores, as rochas podem ser submetidas a 
diversos ciclos de soterramento interrompidos por eventos de soerguimento. Sendo assim, 
nota-se que a preservação da porosidade e permeabilidade das rochas depende de uma 
sequência de fatores. 
 
SISTEMAS DE PRODUÇÃO DE SEDIMENTOS CARBONÁTICOS 
São reconhecidos três modos de precipitação de sedimentos carbonáticos que 
caracterizam diferentes “sistemas de produção” e que diferem entre si no modo de 
precipitação, composição mineral, profundidades de produção e potencial de crescimento. 
Estes sistemas são chamados factories ou fábricas nomeadas em: tropical, de águas frias, e 
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mud-mound (Schlager, 2000; 2003) posteriormente denominados de T-factory, C-factory e M-
factory por Schlager (2005). 
A letra “T” no termo T-factory se refere aos termos “tropical” e “topo da coluna d-
‘água” (Figura 9A), os carbonatos deste sistema de produção são aqueles formados em 
ambientes de águas quentes dentro na zona fótica que são ricas em oxigênio devido ao 
constante equilíbrio com a atmosfera e pobre em nutrientes devido à intensa competição 
relacionada ao grande número de organismos que habitam este ambiente (SCHLAGER, 
2005). A deposição de sedimentos biologicamente controlada é predominante e a precipitação 
abiótica está relacionada com a formação de cimento e oólitos. É comum a construção de 
estruturas resistente à ação das ondas por atividade orgânica associada à rápida cimentação. 
Nos oceanos modernos, estas características são encontradas nas águas localizadas entre 30°N 
e o equador (Figura 9B). 
A expressão C-factory está relacionada com “águas frias” (cool water) e “precipitação 
controlada” (controlled precipitation) (Figura 9A), os carbonatos deste sistema se formam a 
profundidades fóticas ou afóticas em regiões de águas frias o suficiente para excluir a 
competição com a T-factory e suficientemente limpas e agitadas para prevenir o soterramento 
por material siliciclástico (Figura 9B) (SCHLAGER, 2005). Esta região tende a ser mais rica 
nutrientes quando a comparada com T-factory devido ao menor número de organismo e a 
menor competição. Os produtos precipitados são quase que exclusivamente biologicamente 
controlados e consistem de fragmentos esqueletais tamanho areia (SCHLAGER, 2005). 
Diferente do sistema anterior, neste não se formam recifes nem oólitos e lama carbonática e 
cimento marinho abiótico são raros. Nos oceanos modernos, estas características são 
encontradas nas águas localizadas entre 30°N e as latitudes polares. Também ocorre em 
baixas latitudes abaixo da porção quente das águas e em regiões de ressurgência. 
O conceito de M-factory está relacionado com os termos “morros de lama” (mud-
mound), “micrita” (micrite) e “atividade microbial” (microbes) (Figura 9A). A principal 
característica dos componentes destes depósitos é a granulometria fina e o fato de serem 
precipitados in situ (SCHLAGER, 2005). Cimento marinho abiótico é o segundo produto 
mais importante neste sistema. Carbonatos biologicamente controlados (esqueletais) podem 
ocorrer, mas não são característicos. Diversos estudos de caso sugerem que a precipitação 
neste ambiente ocorre por uma interação complexa entre reações bióticas e abióticas com 
micróbios na zona disfótica (região marinha geralmente entre 80 metros e 200 metros de 
profundidade que é fracamente iluminada) ou afótica (região marinha que não recebe nenhum 
tipo de interferência da incidência de luz), em águas ricas em nutrientes, com baixo oxigênio, 
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mas que não chegam a ser anóxicas (Figura 9B) (SCHLAGER, 2005). Estas condições 
geralmente prevalecem em profundidades intermediárias abaixo da termoclina (camada de 
variação de temperatura em uma profundidade do mar). 
 
Figura 9: A) Esquema representativo mostrando as principais características dos sistemas de produção 
de sedimentos carbonáticos (factories). B) Profundidades de formação de depósitos carbonáticos para 
cada um dos sistemas de produção (T, M e C). Modificado de Schlager, 2005. 
 
GEOMETRIA DAS ACUMULAÇÕES CARBONÁTICAS 
A geometria dos depósitos carbonáticos resulta dos padrões espaciais de produção de 
sedimentos carbonáticos e da capacidade de redistribuição destes sedimentos pela à ação de 
ondas e correntes (SCHLAGER, 2005). Os carbonatos marinhos podem ocorrer na forma de 
corpos ou construções individuais ou na forma de plataformas. O termo construções 
carbonáticas pode ser utilizado para denotar corpos cuja topografia está acima do substrato 
oceânico, sem especificar a origem do material carbonático ou a escala (SCHLAGER, 2005). 
Podem ser distinguidos dois tipos principais de construções carbonáticas, os primeiros são os 
recifes que são construções resistentes à ação das ondas e que geralmente apresentam topo 
plano e são formadas pela ação combinada de estruturação orgânica, erosão, sedimentação e 
cimentação (WRIGHT E BURCHETTE, 1996 apud SCHLAGER, 2005). O segundo tipo são 
os morros de lama (mud-mounds) que são feições topográficas marinhas de formato 
isométrico ou alongado e que em geral apresentam topo convexo (SCHLAGER, 2005). 
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As plataformas carbonáticas são superfícies planas, horizontais geralmente mais altas 
que as áreas adjacentes aonde há acumulação de sedimentos carbonáticos (SCHLAGER, 
2005) (Figura 10). O tamanho não é um critério rígido para definir uma plataforma 
carbonática, mas este termo geralmente é empregado para feições com quilômetros ou 
centenas de quilômetros de extensão. As plataformas carbonáticas podem ser definidas e 
classificadas com base em dois critérios: (I) o ângulo de inclinação e a presença ou não de um 
talude em direção à bacia e (II) se é ligada ao continente ou isolada (EMERY, 2009) (Figura 
10). O ângulo de uma plataforma carbonática pode ser influenciado pelo tipo de sedimento 
que chega até ela e pelos processos sedimentares que ali atuam. Com base nestes critérios são 
distinguidos dois tipos principais de plataformas carbonáticas, as plataformas rimadas e as 
rampas. 
 
 
Figura 10: Tipos de plataformas carbonáticas. Extraído de Nichols (2009). 
 
As plataformas rimadas possuem ângulos de inclinação sempre maiores que 1.5°, elas 
apresentam uma barreira na margem da plataforma que levam a uma quebra abrupta no 
relevo. As barreiras podem ser formadas por recifes ou por bancos de areia carbonática 
compostos por oólitos precipitados localmente ou por fragmentos esqueletais da porção 
externa e de maior energia da plataforma (SCHLAGER, 2005), estas feições protegem os 
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sedimentos do interior da plataforma da ação das ondas e faz com que um ambiente mais raso 
de mais baixa energia seja formado na região entre a linha de costa e o talude.  
As rampas carbonáticas são definidas como grandes corpos carbonáticos com 
paleorelevo suave que não possuem um declive íngreme na margem da plataforma com a 
zona de maior energia localizada relativamente próxima à linha de costa (WILSON, 1975). 
Estas feições mostram um declive em direção ao mar de 0.1°-1.5° (SCHLAGER, 2005). Nas 
definições originais (AHR, 1973; WILSON, 1975) a principal característica das rampas além 
do relevo suave é o fato de não apresentarem recifes ou bancos carbonáticos como as 
plataformas rimadas. Segundo estes conceitos a distinção entre rampas e plataformas rimadas 
é simples já que as plataformas rimadas têm associação de fácies de alta energia na sua porção 
offshore e rampas apresentam esta associação localizada próxima à costa (SCHLAGER, 
2005). 
Apesar desta definição bastante clara existe um número substancial de rampas que não 
são completamente ligadas e contínuas em relação à linha de costa e apresentam uma barreira 
offshore que leva a formação de um ambiente lagunar protegido em direção à costa 
(SCHLAGER, 2005). Estas rampas não são consideradas plataformas rimadas por 
apresentarem relevo suave em direção à bacia e são denominadas de rampas desconectadas 
(Figura 11). Além disso, alguns autores distinguem outro tipo de rampa carbonática que 
mostra um aumento no gradiente na região distal da plataforma, estas são chamadas de 
rampas distalmente íngremes (distally steepened ramps) (READ, 1982, 1985; TUCKER et al. 
1993).  
A morfologia de rampa é normalmente uma feição de transição. Carbonatos que têm a 
capacidade de construir barreiras têm uma forte tendência de progradar, aumentar sua 
inclinação e formar um topo de plataforma, uma barreira e um declive íngreme (SCHLAGER, 
2005), o que caracteriza a geometria de uma plataforma rimada. Isso acontece quando o 
potencial de crescimento da região da margem da plataforma ultrapassa o das fácies mais 
profundas e mais rasas adjacentes (EMERY, 2009). 
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Figura 11: Distinção entre a geometria de rampa e rampa desconectada. Modificado de Schlager, 
2005. 
 
ASSOCIAÇÕES DE FÁCIES EM RAMPAS CARBONÁTICAS 
As rampas carbonáticas podem ser divididas em duas áreas, uma interior que abrange 
as regiões de águas rasas e os ambientes protegidos que podem ser subaéreos e uma exterior 
de águas profundas (TUCKER et al. 1993) (Figura 12). As regiões de rampa interior podem 
ser de energia alta a moderada e neste caso são dominadas por um complexo de planície 
costeira ou do tipo barreira-laguna, ou de baixa energia sendo a linha de costa dominada por 
planícies de maré e lagunas com bancos arenosos (TUCKER et al. 1993). Os ambientes de 
mais alta energia são dominados por ondas e geralmente formam associações de fácies mais 
grosseiras ricas em bioclastos e/ou oólitos com vários quilômetros de largura. Nas regiões de 
mais baixa energia, se desenvolve uma ampla área de carbonatos perimaré controlados pelo 
clima e pelo contexto hidráulico, podendo apresentar evaporitos e depósitos de planície de 
maré (EMERY, 2009). A transição entre as fácies de baixa energia para as de alta energia 
geralmente é muito difusa e a sedimentação na rampa pode ser influenciada por processos 
bacinais como tempestades e correntes de maré que atuam sobre grandes áreas (EMERY, 
2009). 
As regiões de rampa externa geralmente são caracterizadas por areias lamosas e lamas 
e comumente contêm sedimentos de águas rasas que foram transportados durante tempestades 
(TUCKER et al. 1993; EMERY, 2009) (Figura 12). Feições do tipo morros de lama são 
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comuns nesta região, raramente algumas construções carbonáticas como recifes também 
podem se desenvolver (TUCKER et al. 1993). 
 
 
Figura 12: Distribuição de ambientes deposicionais e fácies esperada em uma rampa carbonática. 
Abreviações: NM: Nível do mar; NBB: Nível de base das ondas de bom tempo; NBT: Nível de base 
das ondas de tempestade. Modificado de Tucker, 1991. 
 
Wilson (1975) sugeriu um modelo idealizado de distribuição de litofácies em uma 
plataforma com inclinação suave com uma margem abrupta. Segundo o autor este padrão é 
muito persistente e fornece essencialmente um único modelo de predição da distribuição 
geográfica dos litotipos (WILSON, 1975). Sendo assim, o autor considera que uma 
plataforma carbonática com uma inclinação suave tende a desenvolver três zonas: uma zona 
de baixa energia localizada abaixo do nível de base das ondas, uma zona de maior energia 
situada mais em direção à costa que é influenciada pela ação das ondas e aonde a máxima 
produção orgânica acontece e a terceira, que corresponde a uma zona costeira de baixa 
energia que é protegida pela presença de bancos de areia ou recifes. 
Estas três zonas podem atingir espessuras consideráveis, comumente formando uma 
sequência progradacional ou agradacional depois de um período de transgressão marinha. 
Sendo assim, elas normalmente formam rampas ou plataformas carbonáticas (WILSON, 
1975). Os controles hidrológicos, climáticos e orgânicos sobre a produção de sedimentos 
carbonáticos in situ fazem com que esta simples distribuição de ambientes com diferentes 
níveis de energia (bacia, margem de plataforma e backreef) sejam subdividas em nove sub-
ambientes. Estes são representados por sequências de fácies surpreendentemente regulares 
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que existem em diversos contextos tectônicos (WILSON, 1975).  A distribuição destas fácies 
está resumida na Figura 13.
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Figura 13: Modelo de distribuição de fácies em plataforma com inclinação suave sugerido por Wilson (1975). Extraído de Alnaji (2002).
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ESTRATIGRAFIA DE SEQUÊNCIAS EM SISTEMAS CARBONÁTICOS 
A estratigrafia de sequências é o estudo da inter-relação das rochas dentro de um 
cenário crono-estratigráfico aonde a sucessão de estratos é cíclica e composta de unidades 
estratigráficas geneticamente relacionadas (POSAMENTIER E JAMES, 1993). O 
desenvolvimento desta metodologia foi impulsionado pela estratigrafia sísmica, que emergiu 
na década de 70 com os trabalhos de Vail (1975) e Vail et al. (1977) para a companhia Exxon 
após o surgimento de dados sísmicos de alta qualidade (CATUNEANU, 2002). Conforme os 
conceitos da sismoestratigrafia foram sendo aplicados compreendeu-se que superfícies chave 
identificadas nas seções sísmicas eram controladas pelas mudanças relativas do nível do mar e 
que estas também poderiam ser reconhecidas em poços e afloramentos em escalas locais, 
regionais ou globais (NEAL et al. 1993). Esta nova abordagem permitiu interpretar e 
correlacionar às inconformidades e as mudanças no nível do mar global com as mudanças 
locais do nível relativo do mar e os padrões de reflexões sísmicas (NEAL et al. 1993). 
 De acordo com Posamentier e Allen (1999), a premissa básica da estratigrafia de 
sequências é que as mudanças cíclicas do nível relativo do mar resultam em diferentes de 
taxas de criação de espaço de acomodação e no suprimento sedimentar e os efeitos destes 
processos são refletidos no padrão de empilhamento dos estratos e no caráter das superfícies 
estratigráficas que os limitam. Deste modo, a estratigrafia de sequências permitiu interpretar a 
evolução dos sistemas deposicionais através do espaço e do tempo levando em consideração o 
padrão de empilhamento e as superfícies chaves que limitam as sucessões (CATUNEANU et 
al. 2011). Estes conceitos podem ser utilizados independentemente do ambiente deposicional 
em que as unidades foram formadas. Isso significa que os tipos de mudanças na linha de 
costa, as superfícies e sequências estratigráficas são muito semelhantes em depósitos 
siliciclásticos e carbonáticos, no entanto, algumas diferenças fundamentais entre estes 
sedimentos podem influenciar na aplicação dos conceitos da estratigrafia.  
O principal fator que diferencia os sistemas deposicionais siliciclásticos dos 
carbonáticos está relacionado à própria origem dos sedimentos. As sucessões siliciclásticas 
dependem do aporte de sedimentos terrígenos extrabacinais que são retrabalhados e carreados 
pelos agentes transportadores. Nos sistemas carbonáticos a maior parte dos sedimentos são 
originados dentro da própria bacia sedimentar e, portanto sofrem muito pouco transporte, e a 
agradação, neste caso, depende quase que exclusivamente de precipitação bioquímica e/ou 
química. Por este motivo a espessura da lâmina d’água e as condições climáticas exercem 
muito mais influência sobre as sequências carbonáticas do que sobre as siliciclásticas, além 
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disso, este fator tem consequências importantes em relação à aplicação dos conceitos da 
estratigrafia de sequências já que a resposta dos carbonatos não é simplesmente uma função 
da taxa de aumento do nível relativo do mar, mas da diferença entre esta taxa e o potencial de 
crescimento da plataforma carbonática (SCHLAGER, 2005). O aporte sedimentar também 
influencia na geometria das sequências (e.g. plataformas de topo plano em carbonatos vs. 
plataformas inclinadas em sistemas siliciclásticos) e na maneira como os sistemas respondem 
às variações no nível relativo do mar (e.g. highstand shedding em carbonatos vs. lowstand 
shedding em sistemas siliciclásticos) (MOORE E WADE, 2013).  
A seguir serão ilustrados alguns conceitos básicos do modelo tradicional da 
estratigrafia de sequências que independem do ambiente deposicional. Mais adiante, serão 
discutidos os conceitos aplicados diretamente às sequências carbonáticas com ênfase no 
ambiente de rampa carbonática no qual os sedimentos do Grupo Macaé foram depositados 
(ESTEVES et al. 1987; SPADINI et al. 1988; GUARDADO et al. 1989; DIAS et al. 1990; 
WINTER et al. 2007, FAVORETO, 2014; OKUBO, 2014). 
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UNIDADES ESTRATIGRÁFICAS 
SEQUÊNCIAS 
O termo sequência foi primeiramente definido por Vail et al. (1977) como “uma 
unidade estratigráfica composta por sucessões relativamente concordantes com estratos 
geneticamente relacionados, limitada no topo e na base por inconformidades ou suas 
concordâncias correlatas”. Esta unidade se forma durante um ciclo completo de mudança no 
espaço de acomodação. A formação dos limites da sequência deposicional requer períodos de 
acomodação negativa e este é o principal fator que a distingue das demais unidades 
estratigráficas. 
LIMITES DE SEQUÊNCIAS 
Limites de sequências foram definidos por Vail et al. (1977) como “Discordâncias 
observáveis... que mostram evidências de erosão ou não-deposição com terminações estratais 
óbvias mas que em alguns locais podem ser traçadas em para-conformidades menos óbvias 
reconhecidas por bioestratigrafia ou outros métodos”. Mais tarde, Van Wagoner et al. (1988) 
adicionou uma conotação genética ao significado deste termo e definiu inconformidade como 
“Uma superfície...ao longo da qual há evidências de truncamento por erosão subaérea e, em 
algumas áreas, erosão submarina correlata ou exposição subaérea”. Segundo Schlager 
(2005) esta definição parte do princípio de que todos os limites de sequência se formam em 
decorrência de quedas do nível relativo do mar e que as sequências são controladas por estas 
variações. Isto torna o conceito muito mais restritivo o que pode dificultar a sua aplicação já 
que o critério para reconhecimento desta superfície são as evidências de exposição subaérea 
que são muito difíceis de serem identificadas em dados sísmicos e alguns casos não são claras 
mesmo em afloramentos de sucessões carbonáticas.  
Sendo assim, Schlager (2005) recomenda que a definição mais antiga, de Vail et al. 
(1977), seja utilizada já que se baseia em critérios puramente geométricos, facilmente 
identificados em seções sísmicas. O significado desta superfície é que o padrão de suprimento 
ou dispersão sedimentar mudou abruptamente (SCHLAGER, 2005). Deste modo, 
diferentemente de autores que se utilizam o conceito Van Wagoner et al. (1988) e admitem 
dois tipos de limites de sequências (Tipos 1 e 2), Schlager (2005) considera três tipos de 
limites de sequência que se enquadram na definição de Vail et al. 1977 (1, 2 e 3) sendo os 
dois primeiros equivalentes em ambas as interpretações.  
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O primeiro limite de sequência (Tipo 1) se forma quando o nível do mar cai abaixo do 
talude da margem da plataforma da sequência anterior. Este limite é mais comum em 
carbonatos da T-factory porque geralmente as plataformas apresentam topo plano no final do 
ciclo de variação do nível do mar e consequentemente a queda do nível relativo do mar, 
mesmo que de pequena amplitude resultará na exposição de toda a plataforma (MOORE E 
WADE, 2013). Esta superfície é o limite de sequência ideal, tem uma boa expressão 
geométrica e em carbonatos geralmente acompanha a morfologia de karst que pode ser visível 
em dados sísmicos (SCHLAGER, 2005). Apresenta uma assinatura distinta em relação à 
litologia com impressões terrestres em depósitos marinhos (microcadium, raízes de plantas, 
calcretes). Geralmente mostra um contraste significativo entre fácies de águas profundas 
abaixo (rampa externa) e fácies de águas rasas acima (rampa interna) (TUCKER et al. 1993). 
O segundo tipo de limite de sequência (Tipo 2) se forma quando o nível do mar cai 
ficando entre a linha de costa antiga e o talude na margem da plataforma, ou seja ela 
evidencia uma queda menor no nível relativo do mar (SCHLAGER, 2005). 
Consequentemente, somente a plataforma interior fica exposta e a nova sequência se inicia 
com uma cunha de margem de plataforma. Esta superfície é similar ao limite tipo 1 mas sua 
expressão geométrica normalmente não é tão clara porque a diferença na elevação entre o 
trato de mar alto antigo e a cunha de margem de plataforma é pequena e em um dado sísmico 
comum esta feição pode não ser visível (SCHLAGER, 2005). A assinatura litológica também 
mostra menos sinais de erosão que no limite do tipo 1, isso ocorre porque somente parte da 
plataforma é exposta.  
O terceiro tipo de limite de sequência (Tipo 3) se forma quando o nível do mar sobe mais 
rápido do que o sistema pode agradar de tal modo que um trato de sistema transgressivo 
sobrepõe diretamente o trato de mar alto anterior (SCHLAGER, 2005). Essa superfície reflete 
dois processos que acontecem independentemente ou em conjunto: (1) a amplificação da ação 
ondas e da maré por uma topografia mais íngreme (2) o afogamento ou inundação da 
plataforma (submergência abaixo da zona fótica) (SCHLAGER, 2005). A superposição dos 
dois processo pode gerar hiatos marinhos que podem exceder 100Ma representando uma das 
inconformidades sísmicas mais proeminentes e mais importante dentro dos sistemas 
carbonáticos. Ou seja, a superfície tipo 3 é uma inconformidade que separa um trato de 
sistema de mar alto de um trato de sistema transgressivo (acima) com intensa erosão marinha 
mas sem uma superfície de exposição entre eles (SCHLAGER, 2005). 
As mudanças drásticas na composição dos sedimentos e no padrão de dispersão que 
acompanha o afogamento das plataformas carbonáticas geralmente produz uma 
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inconformidade chamada de inconformidade de afogamento (SCHLAGER, 1989; 
CATUNEANU, 2006). Quando ocorre o afogamento da plataforma carbonática significa que 
ela foi colocada abaixo da zona de produção da T-factory. Se a plataforma for inundada, mas 
ainda se mantiver dentro da zona fótica então o evento deve ser chamado de afogamento 
incipiente (READ, 1982 apud SCHLAGER, 2005). Os registros de afogamentos podem 
mostrar uma transição gradual de deposição de águas rasas para depósitos de águas profundas, 
mas hiatos significativos são mais comuns principalmente em plataformas rimadas ou com 
topografia íngreme, que fazem com que a ação das ondas aumente ocasionando intensa erosão 
(SCHLAGER, 2005). 
TRATOS DE SISTEMAS 
Tratos de sistemas consistem em sucessões relativamente concordantes de estratos 
geneticamente relacionados limitados por superfícies estratigráficas (CATUNEANU et al. 
2011). Cada trato de sistema representa uma resposta sedimentar específica para interação 
entre fluxo sedimentar, fisiografia, energia do ambiente e variações no espaço de acomodação 
(POSAMENTIER E ALLEN, 1999). Os tratos de sistemas são interpretados baseando-se no 
padrão de empilhamento dos estratos, na sua posição dentro da sequência e de acordo com as 
suas superfícies limitantes (CATUNEANU et al. 2011). 
Considera-se que uma sequência deposicional pode conter quatro tratos de sistemas, 
são eles: trato de sistema de mar alto (HST), trato de sistema de mar baixo (LST), trato de 
sistema de mar em queda (FSST) e trato de sistema transgressivo (TST). Eles foram nomeados 
com alusão às suas posições dentro do ciclo de variação eustática (Figura 14), relacionando-os 
com a resposta esperada da bacia de acordo as mudanças do equilíbrio entre espaço de 
acomodação e aporte sedimentar.  
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Figura 14: Posição dos tratos de sistemas em relação à curva do nível eustático. Modificado de 
Catuneanu (2011). 
 
Trato de sistema de mar alto (HST) 
Segundo os conceitos da estratigrafia de sequências clássica o trato de sistema de mar 
alto (HST) abrange os depósitos formados nos estágios finais da subida do nível relativo do 
mar, quando as taxas de acumulação sedimentar são mais significativas que a criação de 
espaço de acomodação o que resulta em uma regressão normal da linha de costa. Seu limite 
basal trata-se de uma superfície de máxima inundação e o superior corresponde a uma 
inconformidade subaérea e sua concordância correlata (CATUNEANU, 2006). Nos sistemas 
carbonáticos a implantação de um estágio de mar alto normalmente favorece a formação de 
plataformas carbonáticas ou a ampliação dos depósitos já existentes, pois causa o afogamento 
de grande escala da plataforma fazendo com que a área coberta por águas rasas dentro da zona 
fótica aumente aumentando também a área disponível para a produção de carbonatos 
(CATUNEANU, 2006). 
Catuneanu (2006) reconhece que dentro de sucessões carbonáticas podem ser 
distinguidos três tipos de tratos de sistemas de mar alto: (I) um trato de sistema de mar alto 
inicial que leva ao desenvolvimento da plataforma carbonática; (II) tratos de sistemas internos 
à sequência carbonática que são implantados após as transgressões; e (III) um trato de sistema 
final que resulta no afogamento da plataforma. Os tratos iniciais (I) e internos (II) apresentam 
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as características semelhantes e levam ao desenvolvimento de fácies carbonáticas de águas 
rasas depositados na região de plataforma ou rampa carbonática. Estes depósitos se formam 
porque durante o aumento do nível de base a geração de espaço de acomodação ocorre a uma 
taxa relativamente lenta. Isso possibilita que o crescimento da plataforma carbonática 
acompanhe a criação de espaço evitando que ocorra o completo afogamento do sistema.  
Em regiões de águas profundas, durante este trato de sistema, podem ser depositadas 
acumulações significativas de carbonatos formadas a partir de deslizamentos e 
desmoronamento dos sedimentos da plataforma carbonática, este processo acontece quando à 
taxa de variação do nível de base e de criação de espaço de acomodação se estabilizam. Neste 
momento a produção de sedimentos carbonáticos continua até o ponto em que o volume de 
sedimentos excede o espaço de acomodação. Este “excesso” de material é transportado 
plataforma abaixo dando origem ao processo chamado de highstand shedding (SCHLAGER, 
2005; CATUNEANU, 2006). Que geralmente é bastante pronunciado em plataformas 
carbonáticas tropicais (T-factory) devido ao efeito combinado da produção de sedimentos e a 
diagênese (SCHLAGER, 2005). Ou seja, o aumento de produção de sedimentos durante o 
nível alto é intensificado pela rápida litificação dos carbonatos durante as quedas no nível de 
base. Nos ambientes marinhos há uma forte tendência do fundo oceânico se litificar e formar 
hardgrounds que tornam os depósitos de mar alto mais resistentes em relação à erosão quando 
o nível de base começa a cair (SCHLAGER, 2005).  
O trato de mar alto final de um sistema carbonático corresponde quase que 
inteiramente a depósitos de mar alto na plataforma continental com uma seção correlata 
condensada de sedimentos pelágicos na região mais profunda da bacia, este trato de sistema 
geralmente marca o final da sedimentação carbonática e a transição para o regime de 
sedimentação siliciclástica na bacia; 
Em rampas carbonáticas durante a subida do nível relativo do mar a tendência é que a 
taxa de produção de sedimentos na região de plataforma interna (águas rasas) ultrapasse a 
taxa de produção da plataforma externa. Isso pode fazer com que ocorra progradação das 
fácies da rampa interior sobre as fácies da rampa exterior (TUCKER et al. 1993). A 
progradação do trato de sistema de mar alto indica que a taxa de suprimento sedimentar é 
maior que a mudança no espaço de acomodação, neste processo a profundidade da lâmina 
d’água tende a diminuir e a circulação no topo da plataforma tende a se tornar mais restrita. A 
progradação do HST pode ser bidirecional preenchendo as lagoas das regiões costeiras e 
expandindo a plataforma em direção à bacia e a sucessão de fácies mostra padrão arrasamento 
para topo (shallowing-upward) (SCHLAGER 2005).  
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Em seções sísmicas o pacote estratal pode mostrar uma mudança de uma geometria 
oblíqua para sigmoidal (TUCKER et al. 1993). A diferença no potencial de produção de 
sedimentos ao longo da rampa pode gerar um aumento da topografia do assoalho oceânico 
durante a subida do nível do mar levando a evolução da rampa para uma plataforma rimada 
ou para uma rampa distalmente íngreme (TUCKER et al. 1993). Se a sequência for de terceira 
ordem é provável que existam parassequências do trato de sistema de mar alto. Elas devem 
mostrar um número maior de fácies com padrão de arrasamento para o topo (shallowing-
upward) em cada nova parassequência até o topo da unidade (TUCKER et al. 1993). 
No caso de plataformas rimadas por bancos de areias ou rampas descontínuas os 
depósitos bioclásticos ou oóides da margem progradam, e a laguna localizada na região 
costeira se torna progressivamente mais ampla, mais rasa e mais rica em grãos. Nas regiões de 
interior da plataforma é comum a ocorrência de depósitos arenosos de alta energia porque os 
bancos da margem da plataforma não são capazes de impedir a ação das ondas como os 
recifes. O ambiente do talude tende a ser uma mistura de lama e areia no início do HST com 
progressivamente mais areia ao final do HST (MOORE E WADE, 2013). 
 
Tratos de sistemas de mar baixo (LST) e de mar em queda (FSST) 
O trato de sistema de mar baixo (LST) é formado durante os primeiros estágios da 
subida do nível de base quando a taxa de criação de espaço de acomodação se torna mais 
significativa que taxa de sedimentação. Este trato de sistema é limitado na base por uma 
inconformidade subaérea e sua conformidade correlata e no topo pela superfície de máxima 
regressão (CATUNEANU, 2006). O trato de sistema de mar em queda (FSST) inclui todos os 
depósitos regressivos formados entre uma queda e uma subida do nível relativo do mar, o que 
caracteriza a regressão forçada da linha de costa (CATUNEANU et al. 2011). Ele é limitado 
na base pela superfície basal de regressão forçada (BSFR) e as suas superfícies correlatas e no 
topo por uma inconformidade subaérea as suas superfícies correlatas. Ambos os tratos de 
sistema são implantados após o trato de sistema de mar alto. 
Sendo assim, em um contexto de plataforma carbonática, quando estes tratos de 
sistemas são instalados a maior parte do espaço de acomodação que havia sido criado na 
plataforma foi ocupado pela alta taxa de produção de sedimentos carbonáticos resultando em 
lâminas d’água de baixa profundidade. Isso significa que nesta situação qualquer queda no 
nível de base leva rapidamente a ocorrência de regressão forçada e a exposição subaérea do 
topo da plataforma, por este motivo quando aplicados a sequências carbonáticas os tratos de 
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sistemas de mar em queda e de mar baixo podem ser estudados como um único estágio, mas 
com diferentes consequências na evolução da plataforma (CATUNEANU, 2006). 
A principal consequência da queda do nível de base em sequências carbonáticas é 
exposição subaérea da plataforma, o primeiro efeito é a interrupção da produção de 
sedimentos carbonáticos e posteriormente, a erosão química dos depósitos da plataforma. Em 
geral, os produtos físicos desta exposição são volumetricamente pequenos. Se o sistema de 
plataforma carbonática é associado a uma área fonte siliciclástica a queda do nível do mar 
pode resultar em transporte desses sedimentos para a plataforma. Aonde o clima é muito seco 
para sustentar grandes sistemas fluviais, evaporitos podem se depositar próximos a superfície 
de exposição (TUCKER, 1991).  
A inconformidade formada sobre a plataforma exposta pode servir como um limite de 
sequências separando os carbonatos depositados em trato de mar alto (abaixo) dos regressivos 
(acima). Durante estes tratos de sistema pouco ou nenhum sedimento carbonático chega até as 
regiões mais profundas da bacia o que pode propiciar a formação de outros depósitos 
químicos. 
Nas rampas carbonáticas homoclinais durante o LST não se formam ambientes 
deposicionais específicos. Neste tipo e rampa não há gradiente o suficiente para gerar 
escorregamentos ou desmoronamentos que são geralmente utilizados como feições indicativas 
de LST em sistemas siliciclásticos (VAN WAGONER et al. 1990) e em algumas plataformas 
carbonáticas rimadas (HUNT E TUCKER, 1992; TUCKER et al. 1993). Em uma rampa 
homoclinal ocorrerá basicamente uma mudança lateral de fácies em direção à bacia. A 
extensão da nova área de deposição em águas rasas não precisa necessariamente mudar, isso 
contrasta com a situação para as plataformas rimadas, aonde a deposição durante o LST é 
geralmente menor.  
Se houver um período relativamente longo de LST as areias carbonáticas podem 
agradar e até progradar formando um corpo arenoso significativo, este corpo é análogo ao 
leque de borda de plataforma (equivalente ao complexo sedimentar progradante de Moore e 
Wade (2013)) que se desenvolve nos sistemas siliciclásticos (TUCKER et al. 1993). Na maior 
parte dos casos a rampa fica exposta durante o LST e os seus sedimentos ficam sujeitos à 
erosão, dissolução cárstica, calcretização, dolomitização e precipitação de evaporitos 
(TUCKER et al. 1993). 
Em rampas descontínuas se mesmo com a queda do nível do mar a profundidade da 
lâmina d’água estiver dentro da janela de produção de carbonatos no ponto em que o mar 
intersecta o talude então a taxa de crescimento de plataforma será maior que a taxa de criação 
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de espaço de acomodação e a cunhas de margem de plataforma (complexo progradante de 
mar) serão criadas (MOORE E WADE, 2013). Em todo caso, a extensão do trato de sistema 
tende a ser pequena, as fácies tendem a mostrar padrão shallowing-upward e a progradar em 
direção ao mar (MOORE E WADE, 2013). As regiões de águas profundas recebem poucos 
sedimentos vindos das regiões mais rasas (que está exposta e sujeita a atividade meteórica). A 
sedimentação carbonática pelágica (C-factory) continuará a ser depositada nas regiões de 
talude e da bacia (MOORE E WADE, 2013). 
Trato de sistema transgressivo (TST) 
 
O trato de sistema transgressivo se forma durante a subida do nível de base, quando as 
taxas de criação de espaço de acomodação ultrapassam o aporte sedimentar na linha de costa. 
Ele é delimitado na base pela superfície de máxima regressão ou por uma superfície 
regressiva e no topo pela superfície de máxima inundação (CATUNEANU et al. 2011). Nos 
sistemas carbonáticos os períodos de transgressão geralmente não favorecem a deposição de 
sedimentos porque as taxas de aumento do nível de base tendem a ser mais significativas que 
as taxa de agradação dos depósitos carbonáticos, levando a um aumento significativo da 
espessura da lâmina d’água na maior parte da plataforma (CATUNEANU, 2006). 
Catuneanu (2006) reconhece dois tipos de transgressões em sistemas carbonáticos. As 
primeiras são aquelas que ocorrem de maneira lenta e estão associadas com ciclos internos 
das sucessões carbonáticas, neste caso a subida do nível de base e a criação de espaço de 
acomodação ocorrem de forma branda e a espessura da lâmina d’água na plataforma continua 
dentro dos limites da zona fótica fazendo com que a produção de sedimentos não seja 
completamente interrompida. O outro tipo de transgressão está associado com os ciclos finais 
das plataformas carbonáticas e leva ao afogamento do sistema e a mudança do regime de 
sedimentação carbonática para siliciclástica. Estas transgressões ocorrem mais rapidamente e 
geram um aumento excessivo do espaço de acomodação ao longo da plataforma. O 
afogamento representa o estágio final da evolução da plataforma carbonática antes do retorno 
para um ambiente dominado por sedimentação siliciclástica. Este evento tende a gerar um 
padrão de backstepping da plataforma carbonática. Nos carbonatos tropicais (T-factory) 
durante o estágio transgressivo a profundidade da lâmina d’água aumenta e as condições 
marinhas abertas se expandem no topo da plataforma fazendo com que sejam depositadas 
fácies com padrão de aprofundamento em direção ao topo (deepening-upward) (SCHLAGER, 
2005). 
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Nas rampas carbonáticas durante o TST existem várias respostas possíveis 
dependendo da taxa de subida no nível relativo do mar em relação à taxa de sedimentação 
(TUCKER et al. 1993). Hunt e Tucker (1992) definiram duas geometrias de TST para 
plataformas carbonáticas que pode ser aplicado para rampas carbonáticas, são elas: A 
geometria do tipo 1 se forma quando a taxa de aumento do nível relativo do mar é maior que a 
taxa de sedimentação de carbonatos e a geometria do tipo 2 se forma quando a taxa de subida 
do nível relativo do mar é igual ou menor que a taxa de sedimentação (TUCKER et al. 1993).  
Dentro da geometria tipo 1 os autores consideram  que quando a taxa de subida do 
nível relativo do mar é muito maior que a taxa de sedimentação ocorre a retrogradação da 
rampa interior e a implantação de uma nova linha de costa de barreira-laguna. Dentro da 
geometria do tipo 2 (subida do nível relativo do mar é igual a taxa de sedimentação) pode 
ocorrer agradação dos corpos arenosos da rampa interior e a lagoa atrás deste banco arenoso 
tende a se desenvolver e se aprofundar. 
Em plataformas rimadas por areia ou rampas descontínuas no geral há uma tendência 
de aprofundamento durante o trato de sistema transgressivo com progressivo desaparecimento 
de fácies de grainstone ou de planícies de maré no topo de cada sequência retrogradacional. 
Na superfície de máxima inundação as fácies lamosas e fossilíferas de ambiente marinho 
aberto, submaré tendem a ser dominantes (SALLER et al. 1999 apud MOORE E WADE, 
2013). 
PROPRIEDADES PETROFÍSICAS EM RESERVATÓRIOS CARBONÁTICOS 
A alta reatividade química das rochas carbonáticas faz com que os processos 
diagenéticos atuem com uma enorme intensidade sobre este tipo de litologia alterando as suas 
características petrofísicas e consequentemente a qualidade dos reservatórios. A diagênese 
tipicamente reduz a porosidade, redistribui o espaço poroso e altera as características de 
permeabilidade e capilaridade (LUCIA, 2007). Estas modificações ocorrem através dos 
processos de cimentação e litificação, que muitas vezes são seguidos de diversos ciclos de 
dissolução e precipitação além do desenvolvimento de solos e concreções carbonáticas. Sendo 
assim o princípio básico para a análise de reservatórios carbonáticos é de que a distribuição 
espacial das propriedades petrofísicas de um reservatório é controlada pela distribuição 
espacial de processos geológicos que nele atuaram (LUCIA, 2007). Deste modo, os 
reservatórios carbonáticos tendem a se tornarem extremamente heterogêneos e muitas vezes 
imprevisíveis em relação à distribuição das suas propriedades petrofísicas. Apesar desta 
complexidade e do fato de a maioria das técnicas utilizadas pela indústria de hidrocarbonetos 
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em análises petrofísicas terem sido desenvolvidas para reservatórios siliciclásticos simples, 
aonde se assume que os grãos são arredondados e bem selecionados, a aplicação destes 
conceitos para os reservatórios carbonáticos é possível, porém a realização de presunções e 
suposições devem ser notadas e parâmetros de correção são necessários (FITCH, 2010). 
 
POROSIDADE 
Em termos gerais a porosidade é a medida da capacidade de uma rocha em armazenar 
fluídos. Uma definição mais técnica considera que a porosidade é a fração do volume Bulk do 
reservatório que não é ocupada por rocha e pode ser expressa pela equação 1 (HOOK, 2003). 
 ∅ =
𝑉𝑝
𝑉𝑏
=
𝑉𝑝
𝑉𝑝 + 𝑉𝑔𝑟
 (1.0) 
Aonde:  
Ø = Porosidade; 
Vb = Volume bulk da rocha reservatório; 
Vgr = Volume dos grãos e Vp = volume dos poros. 
 
A porosidade pode ser subdivida em três tipos: (I) a porosidade efetiva (Øe) que 
abrange somente a fração de poros que é interconectada e capaz de transmitir fluídos; (II) a 
porosidade residual (Ør) que abrange os poros que não são conectados entre si e a porosidade 
total (Øt) que compreende todos os poros do volume de rocha e corresponde à soma dos dois 
tipos de porosidade (AHR, 2008). As medidas de porosidade diretas, feitas em laboratório a 
partir de amostra medem a porosidade efetiva, enquanto que medidas indiretas através de 
dispositivos em poço aberto medem a porosidade total (AHR, 2008). Em carbonatos a 
porosidade pode variar de 1 a 35%, com dolomito geralmente mostrando valores próximos a 
10% e os demais carbonatos próximo a 12% (LUCIA, 1999).  
Hoje se sabe que a porosidade nas rochas carbonáticas é influenciada por diversos 
fatores que atuam tanto no momento da deposição (tamanho e forma dos constituintes, grau 
de seleção dos grãos e quantidade de matriz), como na diagênese (processos como 
compactação, cimentação, dissolução e fraturamento). Archie (1942) foi o primeiro a 
correlacionar a textura das rochas carbonáticas com as suas propriedades petrofísicas 
(LUCIA, 2007). Ele classificou a porosidade com base nas descrições texturais da rocha 
reservatório juntamente com a ocorrência ou não de porosidade visível (AHR, 2008). A sua 
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principal contribuição foi à correlação das propriedades petrofísicas incluindo a pressão de 
capilaridade com propriedades elétricas e características de saturação para diferentes tipos de 
rochas (AHR, 2008). Pesquisas posteriores a esta classificação mostraram a importância de 
relacionar o espaço poroso às texturas deposicionais e diagenéticas (LUCIA, 2007).  Isso 
levou à modificação da classificação de Archie e o surgimento de novos sistemas de 
classificação como o de Choquette e Pray (1970) que considera o tempo e o modo de origem 
dos poros e o de Lucia (1983, 1995) que aborda os aspectos petrofísicos dos espaços porosos. 
Atualmente a classificação mais utilizada é a de Lucia (1983, 1995), que é método 
prático para a descrição visual de porosidade em amostras de rochas carbonáticas. Lucia 
(1983) através da comparação de descrições da textura da rocha com valores de porosidade, 
permeabilidade e capilaridade medidos em laboratório e o valor de m da equação de Archie 
mostrou que a divisão de espaço poroso mais apropriada é aquela que diferencia a porosidade 
interpartícula e a porosidade do tipo vug definida como o espaço poroso localizado dentro de 
grãos ou cristais, geralmente na forma de grãos dissolvidos, câmaras de fosseis, fraturas e 
cavidades (LUCIA, 2007). A abordagem utilizada para estes aspectos na classificação 
petrofísica é similar ao princípio das rochas suportadas por grãos ou pela matriz da 
classificação de Dunham (1962) (Figura 7), porém, com o enfoque tanto na textura 
deposicional como na diagenética. Sendo assim, ao invés de dividir as texturas em 
“sustentados por grãos” e “sustentados pela matriz” como na classificação de Dunham 
recomenda-se a utilização dos termos “dominado por lama” e “dominado por grãos” com o 
objetivo de enfatizar os elementos que controlam o tamanho dos poros (LUCIA, 2007).  As 
rochas dominadas por grãos tendem a apresentar porosidade interpartícula aberta ou fechada 
(obstruída) enquanto que as rochas dominadas por lama tendem a apresentar as áreas entre os 
grãos preenchidas por lama (LUCIA, 2007). 
Em grainstones a distribuição dos tamanhos de poros é controlada pelo tamanho dos 
grãos, grau de seleção e pelo volume de cimento intergranular que reflete na quantidade de 
porosidade intergranular (LUCIA, 2007). Em packstones dominados por grãos a distribuição 
dos tamanhos de poros é controlada pelo tamanho dos grãos, cimento intergranular e o 
tamanho e porosidade da micrita intergranular. Em packstones dominados por lama, 
wackestones e mudstones o tamanho das partículas de micrita e a quantidade de porosidade 
interpartícula na micrita são os fatores que controlam a distribuição dos tamanhos de poro 
(LUCIA, 2007). 
 
61 
PERMEABILIDADE 
A permeabilidade é a propriedade que descreve o quão facilmente um fluído pode fluir 
através de um material (TIAB E DONALDSON, 1996 apud FITCH, 2010). A permeabilidade 
é um parâmetro dinâmico que é uma função de diferentes variáveis como a área da seção 
avaliada e a pressão e viscosidade do fluído (FITCH, 2010). A relação entre estas variáveis 
pode ser expressa através da Lei de Darcy (Equação 2): 
 
𝑄 =  
𝑘 × 𝐴 × ∆𝑃
𝜇 × 𝐿
 
(2.0) 
 
Aonde:  
Q= vazão; 
k= Constante de permeabilidade; 
A=Área; 
∆P/L= Mudança de pressão ao longo de uma distância L; 
μ= Viscosidade do fluído. 
 
Nesta expressão “k” é o coeficiente de permeabilidade, também chamado de 
permeabilidade específica ou absoluta. Sendo assim, a permeabilidade é expressa na unidade 
de Darcy, o que significa que um meio com permeabilidade equivalente a 1 Darcy permite 
que um fluído com viscosidade de 1cP (1mPa/s) flua a uma taxa de 1cm
3
/s através de uma 
área de 1cm
2 
sob pressão diferencial de 1atm/cm. Em geral esta unidade é muito grande para 
descrever o fluxo em reservatórios de hidrocarbonetos por isso utiliza-se a unidade de 
milidarcy (md) que é equivalente a 0.0987x10
-15
m
2 
(AHR, 2008). 
A permeabilidade pode ser subdividida em três tipos, a específica que corresponde à 
permeabilidade intrínseca de uma rocha saturada por um único tipo de fluído, a efetiva que 
corresponde a permeabilidade de uma rocha em relação à um fluído quando esta é saturada 
por dois ou mais fluídos imiscíveis. Por exemplo, em uma rocha reservatório saturada por 
água e óleo a permeabilidade efetiva em relação ao óleo será menor que a permeabilidade 
absoluta, porque neste caso a presença de um fluído molhante impede a entrada de um fluído 
não-molhante (AHR, 2008). Em outras palavras a soma de kóleo + kágua + kgás é menor que a 
permeabilidade absoluta ou específica porque a presença mútua de óleo, água ou gás retarda o 
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fluxo (AHR, 2008). E por fim, existe também a permeabilidade relativa que é dada pela razão 
entre a permeabilidade efetiva para uma dada saturação de um fluído pela permeabilidade a 
uma saturação de 100% (Equação 3). 
 
𝑘𝑟𝑒𝑙𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎 =
𝑘𝑒𝑓𝑒𝑡𝑖𝑣𝑎
𝑘𝑎𝑏𝑠𝑜𝑙𝑢𝑡𝑎
 
(3.0) 
 
Assim como a porosidade, a permeabilidade pode ter sua origem relacionada tanto a 
processos deposicionais como referentes à diagênese e fraturamento e é sensível às variações 
na textura e estrutura da rocha reservatório. Zonas de permeabilidade muito elevada são 
comuns em rochas carbonáticas, elas estão geralmente relacionadas à vugs conectados ou 
fraturas abertas. A grande variedade de poros e de gargantas de poros afeta a permeabilidade 
de maneira decisiva, em geral o fluxo dentro de um reservatório depende mais da geometria 
das gargantas de poro do que dos tamanhos de poros em si. Qualitativamente os valores de 
permeabilidade de um reservatório podem ser descritos conforme demostrado na Tabela 1. 
 
Tabela 1: Descrição qualitativa dos valores de permeabilidade para reservatórios de petróleo 
(NORTH, 1985 apud AHR, 2008). 
Descrição Qualitativa Permeabilidade (md) 
Baixa < 1.0 - 1.5 
Moderada 15 - 50 
Boa 50 - 250 
Muito Boa 250 - 1000 
Excelente >1000 
RELAÇÃO POROSIDADE X PERMEABILIDADE 
Em geral espera-se que exista uma relação direta entre os parâmetros de porosidade e 
permeabilidade, de modo que o aumento de um implique no aumento do outro. Esta relação 
de fato é verdadeira, porém não é uma regra absoluta, ou seja, é comum encontrar rochas com 
altos valores de porosidade e permeabilidade muito baixa, este tipo de comportamento ocorre 
principalmente em rochas de granulometria fina que apresentam micro porosidade, o contrário 
também pode ocorrer, rochas com baixa porosidade e permeabilidade altas este 
comportamento é comum em carbonatos fraturados.  
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Relações diretas de porosidade e permeabilidade podem ser expressas na forma de 
crossplots com a permeabilidade como eixo y logarítmico e a porosidade como um eixo x 
linear (FITCH, 2010). Um exemplo desse tipo de relação é representado na Figura 15. A 
escala logarítmica da permeabilidade ilustra a grande variabilidade da permeabilidade. É 
possível notar que pequenas mudanças na porosidade causam grandes mudanças nos valores 
de permeabilidade (FITCH, 2010). 
 
 
Figura 15: Relações típicas entre porosidade e permeabilidade para diferentes tipos de rochas. 
Modificado de Tiab e Donaldson, 1996 apud Fitch, 2010). 
 
Lucia (1983) demonstrou que campos de permeabilidade podem ser definidos com 
base no tamanho das partículas e na porosidade intercristalina (Figura 16, Tabela 2). 
Trabalhos recentes demonstraram que estes campos podem definidos de maneira mais precisa 
se além da granulometria o grau de seleção for considerado (LUCIA, 2007). Enquanto que a 
estas propriedades definem os campos de permeabilidade, a porosidade interpartícula define a 
permeabilidade dentro dos campos porque o tamanho do poro é relacionado ao volume de 
espaço poroso interpartícula assim como granulometria e grau de seleção (LUCIA, 2007). 
Mudanças sistemáticas na porosidade intergranular por cimentação, compactação e processos 
de dissolução vão produzir mudanças sistemáticas na distribuição dos tamanhos de poros 
resultando em mudanças na permeabilidade. Sendo assim, permeabilidade em carbonatos com 
pouca porosidade do tipo vug é uma função da porosidade interpartícula, tamanho de grão e 
grau de seleção (LUCIA, 2007). 
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No caso dos dolomitos ou carbonatos dolomitizados, o processo de dolomitização 
pode alterar a textura da rocha significativamente e a porosidade geralmente aumenta quanto 
mais intensa a dolomitização. Isso acontece pelo fato de que em rochas mais pervarsivamente 
dolomitizadas expostas a fluídos meteóricos telogenéticos a calcita ou minerais evaporíticos 
remanescentes entre os cristais de dolomita podem se dissolvidos durante a exposição 
subaérea produzindo poros intercristalinos entre os cristais de dolomita (MAZZULLO, 2004). 
Os campos de permeabilidades dos dolomitos são definidos pelo tamanho dos cristais de 
dolomita e pelo tamanho dos grãos e grau de seleção da rocha carbonática precursora 
(LUCIA, 2007). Mudanças na porosidade intergranular pela cimentação dolomítica e pelo 
soterramento pode alterar a distribuição dos tamanhos de poros resultando em uma mudança 
na permeabilidade. Sendo assim, a porosidade interpartícula define a permeabilidade dentro 
dos campos de permeabilidade (LUCIA, 2007). 
 
 
Figura 16: Relação entre porosidade e permeabilidade para diferentes grupos definidos de acordo com 
o tamanho das partículas em rochas carbonáticas com porosidade interpartícula (non-vuggy) (LUCIA, 
1983 apud LUCIA, 2007) 
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Tabela 2: Tipos de calcários e dolomitos que ocorrem em cada um dos campos de permeabilidade 
definidos por Lucia (1983). Modificado de Fitch, 2010. 
CAMPO DE 
PERMEABILIDADE 
 
CALCÁRIO DOLOMITO 
Classe 1: 500-100μm Grainstones. 
 
Grainstones, dolopackstones e 
dolostones dominados por grãos. 
 
Classe 2: 100-20μm 
Packstones dominados 
por grãos. 
 
Dolopackstones finos a médios 
dominados por grãos e dolostones 
médios dominados por lama. 
 
Classe 3: < 20μm 
Texturas dominadas por 
lama (packestone, 
wackestone, mudstone). 
Dolomitos finos dominados por lama. 
 
 
 
SATURAÇÃO 
Saturação é a quantidade de fluído nos poros expressa como uma porcentagem do 
volume total de poros (AHR, 2008). Ou seja, ela se refere à fração dos poros da rocha 
reservatório que estão ocupados por um determinado fluído, geralmente água (Sw) ou óleo 
(So). Para que os hidrocarbonetos possam saturar uma rocha reservatório eles precisam 
deslocar a água intersticial abrigada nela, se o volume de poros é grande o suficiente o óleo 
vai deslocar a água do centro dos poros, mas não será capaz de mover a água localizada em 
poros pequenos ou sobre a superfície dos grãos. A água, neste caso, torna-se o fluído 
molhante. Reservatórios podem conter óleo, água e/ou gás e qual das fases se tornará este 
fluído será determinado pela molhabilidade da rocha reservatório, característica associada às 
propriedades de capilaridade (AHR, 2008). As rochas carbonáticas possuem a particularidade 
de serem molháveis tanto a óleo como a água o que muitas vezes dificulta a produção e 
diminui consideravelmente o volume de óleo recuperável de um reservatório. O fato de a água 
intersticial permanecer nos poros pequenos ou na superfície dos grãos faz com que os poros 
maiores como vugs e poros intergranulares em rochas de granulometria grossa apresentem 
baixos valores de Sw e o contrário ocorre com as rochas de granulometria fina que apresentam 
maiores valores de Sw (AHR, 2008). A relação inversa ocorre no caso da saturação em óleo. 
Qualitativamente uma saturação de óleo próxima a 80% indica a zona produtiva do 
reservatório (MONICARD, 1980 apud AHR, 2008).  
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A saturação em água pode ser quantificada através de medidas em testemunhos ou 
calculada a partir de perfis elétricos utilizando-se a lei de Archie (1942) expressa pela 
Equação 4. Esta lei trata-se de um conceito petrofísico fundamental que mostra a relação entre 
resistividade, porosidade e saturação. Em sistemas óleo-água a saturação em óleo pode ser 
calculada a partir da relação: 1-Sw. As saturações de água e óleo calculadas a partir das 
equações de Archie são extremamente sensíveis ao fator de formação e aos expoentes 
definidos por Archie (GLOVER, 2009). 
 
 𝑆𝑤 = (𝐹 ×
𝑅𝑤
𝑅𝑡
)
1
𝑛
= (
𝑎
∅𝑚
×
𝑅𝑤
𝑅𝑡
)
1
𝑛
 (4.0) 
Aonde: 
F = Fator de formação de Archie; 
Rw = Resistividade da água nos poros; 
Rt = Resistividade da matriz, água nos poros e hidrocarbonetos; 
n = Expoente de saturação; 
a = Fator de tortuosidade; 
m = Fator de cimentação. 
 
O Fator de Formação (F) corresponde à razão entre a resistividade da rocha e a 
resistividade do fluído que a satura (Equação 5). Sendo que em uma rocha 100% saturada em 
água a resistividade é relacionada a quantidade de água presente na rocha (porosidade), a 
resistividade da água, e a geometria dos poros (LUCIA, 1999).  
 
𝐹 =
𝑅𝑟
𝑅𝑓
 
 
(5.0) 
 
Aonde:  
F = Fator de formação; 
Rr = Resistividade da rocha saturada; 
Rf =Resistividade do fluído; 
O termo “fator de formação” foi utilizado por Archie porque segundo o autor este 
valor tende a ser aproximadamente constante para qualquer formação, ele pode ser 
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equivalente a 1 representando a situação em que  Rr=Rf  e aumenta conforme a porosidade 
diminui. A primeira série de experimentos conduzidos por Archie o levaram à conclusão de 
que o fator de formação depende da porosidade através da relação inversa com o expoente m 
(Equação 6). 
 
𝐹 = ∅−𝑚 (6.0) 
 
 
Aonde:  
F= Fator de formação; 
ϕ = Porosidade; 
m= Expoente de cimentação; 
Archie chamou m de “expoente de cimentação” porque acreditava que ele estava 
relacionado ao grau de cimentação da rocha e esta foi a primeira tentativa de se entender o 
significado desta variável (GLOVER, 2009). Atualmente é um consenso que valores maiores 
de m fazem com que o fator de formação seja mais sensível às mudanças na porosidade da 
rocha e, portanto ele deve estar associado a um valor maior de tortuosidade (baixa 
conectividade) entre os poros (ELLIS E SINGER, 2007). A maioria dos sedimentos arenosos 
têm valores de m entre 1.5 e 2.5 (GLOVER et al. 1997). Valores maiores variando de 2.5 até 
5 podem ser encontrados em rochas carbonáticas na quais o espaço poroso não é tão 
conectado (TIAB E DOLNALDSON, 1994 apud GLOVER, 2009).  
A segunda lei de Archie considera que uma rocha que não é totalmente saturada por 
um fluído condutor, mas é parcialmente saturada por água. Isso relaciona o índice de 
resistividade I, que é a razão da resistividade de uma rocha parcialmente saturada pela 
resistividade de uma rocha totalmente saturada, a saturação da água e a um parâmetro 
chamado de expoente de saturação ou simplesmente “n” (GLOVER, 2017). Esta lei pode ser 
expressa através da Equação 7. 
 
𝐼 =
𝜌𝑒𝑓𝑓
𝜌𝑜
= 𝑆𝑤
−𝑛 
(7.0) 
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Aonde: 
 I = Índice de resistividade; 
ρeff  = Resistividade da rocha parcialmente saturada; 
ρo= Resistividade da rocha completamente saturada; 
Sw = Saturação de água; 
n = Expoente de saturação; 
 
É possível dizer que o expoente de cimentação controla como a porosidade é 
conectada dentro do volume de rocha e é definido relativo ao volume total de rocha e o 
expoente de saturação é definido relativo ao espaço poroso (GLOVER, 2017). O expoente de 
saturação geralmente não varia tanto quanto o expoente de cimentação e por isso não tem um 
efeito tão grande sobre o cálculo da saturação e da porosidade, em geral a relação: 𝑛 = 2 ±
1
2⁄  pode ser aplicada para a maior parte dos casos. 
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DADOS E MÉTODOS 
Para o desenvolvimento desta pesquisa foram utilizados oito poços que incluem e 
curvas no formato .las de GR (Raio Gama), RHOB (Densidade) e NPHI (Neutrônico), CAL 
(Cáliper) e DT (Sônico) além de perfis compostos, pastas de poço que continham descrição de 
amostras de calha, amostras laterais e testemunhos (Tabela 3). Deste modo, a interpretação 
dos dados de poço foi realizada de maneira integrada, calibrando os dados dos perfis com os 
dados de descrições.  Também foram empregadas vinte e uma linhas sísmicas 2D de 
qualidade bastante variada, sendo algumas delas utilizadas apenas para controle de 
distribuição das unidades e um volume 3D de 150km
2
 cujos intervalos de crossline e inline 
são de 25m e 23m, respectivamente.  Todos os dados sísmicos utilizados tratavam-se de dados 
post-stack migrados em tempo e foram interpretados utilizando a polaridade normal de acordo 
coma convenção SGE. Todos os dados utilizados foram fornecidos pela Agência Nacional do 
Petróleo, Gás Natural e Combustível (ANP) através da política de disponibilização de dados 
públicos. Na região sul do campo onde está localizado o volume 3D os poços apresentam de 1 
a 3 km de distância entre si, ao norte e ao leste da área do volume sísmico a quantidade de 
dados de poços é bastante escassa e o espaçamento destes poços em relação àqueles da região 
sul é de 9 km e 6 km, respectivamente (Figura 17). 
 
Figura 17: Mapa de localização da área de estudo e da distribuição geográfica dos dados sísmicos e de 
poço utilizados na realização deste estudo. 
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Tabela 3: Nomenclatura dos poços utilizados e suas coordenadas geográficas. 
POÇO ANP POÇO  LATITUDE LONGITUDE 
1-RJS-356-RJ 1 22 19 36.55 S 39 57 32.00 W 
3-BRSA-1017D-RJS 2 22 26 30. 409 S 39 57 5. 077 W 
3-BRSA-363D-RJS 3 22 28 14. 968 S 39 57 14.123 W 
6-BRSA-726DP-RJS 4 23 28 48. 220 S 40 85 2. 635 W 
6-BRSA-318-RJS 5 23 29 33. 788 S 40 56 29. 428 W 
3-BRSA-468-RJS 6 22 28 58. 118 S 39 55 4. 292 W 
1-RJS-359-RJ 7 22 27 10. 26 S 39 55 50. 92 W 
6-BRSA-817-RJS 8 22 24 21. 073S 39 51 32. 151W 
 
COMPILAÇÃO E CONTROLE DE QUALIDADE DOS DADOS 
Os dados dos perfis geofísicos no formato .las foram carregados no software Petrel 
(licença acadêmica) aonde foi realizada a conferências e seleção dos dados. Nesta etapa foram 
excluídas as curvas cujas leituras apresentavam erros de aquisição e aquelas que não seriam 
utilizadas durante o trabalho. Neste momento também foi feita uma conferência rápida dos 
dados selecionados a fim de conferir a qualidade das curvas comparando cada log com as 
medidas de Cáliper. 
A etapa seguinte consistiu na compilação dos dados que foi realizada com o objetivo 
de unificar as descrições de testemunho e amostras laterais contidas nos perfis compostos com 
as descrições de amostra de calha contidas nas pastas de poço. Sendo assim, estes dados 
foram organizados de acordo com a profundidade da cada amostra descrita na forma de 
tabelas utilizando o programa Excel. Nestas tabelas as informações disponíveis nas descrições 
foram divididas em colunas da seguinte maneira: litologia, cor, estrutura e textura sedimentar, 
biota e feições diagenéticas ou secundárias. Com os dados de descrição de amostras 
compilados e organizados foram construídas as colunas estratigráficas utilizando o software 
livre SedLog 3.1. A escala utilizada nas colunas estratigráficas foi de 1:5000. As cores e 
legendas referentes às litologias foram inspiradas no padrão seguido pela ANP nos perfis 
compostos com o objetivo de que a interpretação das imagens ocorra de maneira mais 
intuitiva o possível para o leitor.  
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DIGITALIZAÇÃO DE CURVAS 
Alguns dos poços da área de estudo não acompanhavam perfis geofísicos como é o 
caso dos poços 1 e 7, e outros não possuíam curvas fundamentais como o GR e NPHI. Neste 
caso foi realizada a digitalização das curvas básicas contidas no arquivo em pdf do perfil 
composto. Para tanto, foi utilizado o software livre Engauge Digitizer que permite traçar 
pontos sobre uma curva e através da estipulação dos valores máximos e mínimos de cada 
vértice atribui um valor para cada ponto colocado sobre a curva do perfil geofísico (Figura 
18). O arquivo resultante trata-se de uma tabela com duas colunas, uma contendo a 
profundidade do ponto e outra com o valor específico do ponto sobre a curva. Este arquivo 
pode então ser importado no Petrel e transformado em um arquivo .las. 
 
Figura 18: Curva de RG do poço 5 digitalizada a partir do perfil composto. 
 
LEVANTAMENTO BIBLIOGRÁFICO 
Esta etapa consistiu na pesquisa à bibliografia em relação a diversos temas abordados 
no presente trabalho. A primeira fase consistiu na pesquisa em relação à Bacia de Campos e 
sua evolução tectono-estratigráfica, e então sobre as características do Grupo Macaé e suas 
Formações. Em um segundo momento a pesquisa foi direcionada às rochas carbonáticas, com 
ênfase em seus processos deposicionais, características texturais e seus significados e em 
relação aos diferentes métodos e abordagens de classificação. Nesta mesma linha, foi 
realizada a pesquisa sobre a geometria das acumulações carbonáticas com ênfase nas rampas 
carbonáticas, tratadas como ambiente deposicional do Grupo Macaé na literatura e também 
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em relação aos sistemas de produção carbonáticos (carbonate factories) e ao método da 
estratigrafia de sequências e as suas particularidades em relação à aplicação em sistemas 
carbonáticos. 
A última etapa da pesquisa bibliográfica consistiu na busca de dados de porosidade e 
permeabilidade medidos em carbonatos albianos em outros campos e regiões da Bacia de 
Campos. Para tanto foram utilizados desde trabalhos acadêmicos a dados obtidos através de 
relatórios fornecidos pela ANP e publicações da própria ANP a respeitos de rodadas de 
licitações referentes aos campos de Garoupa e Badejo. O objetivo desta pesquisa foi definir 
um parâmetro e estabelecer um nível de confiabilidade dos valores calculados pelo método da 
petrofísica e também enriquecer a discussão em relação a este tema. 
ANÁLISE DE FÁCIES 
A análise faciológica foi realizada a partir dos dados de descrição de amostra de calha 
e testemunhos fornecidos pela ANP. Este procedimento seguiu a metodologia adotada por 
Miall (1996), que propôs uma classificação simples inicialmente dedicada a depósitos de 
canais entrelaçados. Esta metodologia parte do princípio de que condições de deposição 
similares geram produtos deposicionais similares, que são então suscetíveis a uma 
classificação universal. No entanto, a nomenclatura adotada não seguiu o padrão sugerido por 
Miall, para facilitar este procedimento à nomenclatura foi feita simplesmente em ordem 
alfabética a partir das fácies de granulometria mais grossa para as mais finas, uma convenção 
bastante utilizada no caso de rochas carbonáticas. As fácies definidas foram agrupadas nas 
chamadas associações de fácies, estas unidades foram definidas por Collinson (1969 apud 
Catuneanu, 2006) como um grupo de fácies geneticamente relacionadas entre si e que têm 
algum significado ambiental. A análise faciológica é um método essencial para a reconstrução 
dos ambientes deposicionais e para a interpretação das superfícies estratigráficas importantes. 
AMARRAÇÃO SÍSMICA-POÇO 
O procedimento de amarre do poço com a sísmica foi realizado empregando o software 
Hampson Russel (Licença Acadêmica). Os dados utilizados foram o volume sísmico 3D 
migrado em tempo e os poços 2, 3 e 6. Este processo visou correlacionar os dados de poços 
com os dados sísmicos através da padronização das suas diferentes unidades. A integração 
destes dados é decisiva, pois os dados de poço têm a vantagem de apresentar uma grande 
resolução vertical em comparação com a sísmica, e esta, têm como principal particularidade a 
grande continuidade e resolução lateral que permite identificar a geometria dos depósitos e a 
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sua variação lateral. Deste modo, através da integração destes dados é possível relacionar 
feições dos dados de poço que são medidos em unidade de distância, metros (m), com os 
dados sísmicos que são medidos em unidade de tempo (ms), permitindo que as feições 
identificadas nos poços sejam correlacionada seus determinados refletores nas seções 
sísmicas.  
Sendo assim, para estabelecer a correlação entre estes dados é necessário obter uma 
relação de tempo x profundidade, que pode ser obtida através da geração de um sismograma 
sintético. Para a realização deste sismograma alguns procedimentos devem ser realizados, o 
primeiro deles está relacionado com a geração de uma série de refletividade através dos perfis 
sônico (DT) e de densidade (RHOB). Para os poços que não apresentavam o log RHOB, esta 
curva foi extraída utilizando a equação de Gardner (1958) (Equação 8). 
 
 𝜌 = 𝛼𝑉𝑝
𝛽
 (8.0) 
 
Aonde: 
ρ: Densidade bulk (g/cm3); 
Vp: Velocidade da onda p; 
α e β: Constantes empíricas (Geralmente: α= 0.23 e β= 0.25). 
  A próxima etapa consistiu em estimar a relação entre tempo e profundidade. Esta 
relação foi obtida a partir do perfil sônico calibrado com os dados de check shot. Estes dados 
são dispostos na forma de tabela nos arquivos do perfil compostos dos poços e fornecem 
informações a respeito do tempo de trânsito de uma onda sísmica que viaja da superfície ou 
datum de referência até determinadas profundidades ou posições do geofone dentro do poço. 
Com os dados de check shot é possível calibrar a relação entre a profundidade dos poços e os 
tempos calculados a partir da curva do sônico. 
A etapa final do amarre do poço com a sísmica corresponde à extração da wavelet que 
foi realizada utilizando uma abordagem estatística para extrair um pulso em uma janela 
sísmica definida na localização do poço. Esta wavelet foi combinada com a série de 
refletividade com o objetivo de se obter a wavelet mais próxima o possível da wavelet original 
extraída da sísmica. O traço sísmico sintético pode ser comparado com a sísmica com o 
objetivo de buscar a melhor correlação possível, para facilitar este processo, o alvo utilizado 
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foi o marco azul que é um marco estratigráfico que é facilmente reconhecido nas seções 
sísmicas e tem profundidade conhecida em praticamente toda a bacia (Figura 19). 
 
 
Figura 19: Correlação dos perfis de P-wave e density com o sismograma sintético e o traço 
sísmico original para o poço 2. 
 
CORREÇÃO DO MIS-TIE 
Este procedimento foi realizado para corrigir a diferença entre o tempo 0, ou datum, 
entre as linhas sísmicas. Estas divergências são comuns em dados sísmicos que foram 
adquiridos em campanhas de aquisição diferentes e fazem com que a correlação dos dados 
seja dificultada já que os mesmo horizontes ficam em diferentes tempos de trânsito em cada 
linha sísmica. Para realizar a correção o volume 3D foi utilizado como parâmetro e as demais 
linhas sísmicas foram corrigidas em relação a ele. O valor da correção aplicada varia para 
cada linha sísmica, mas o procedimento deve ser realizado de modo que ao aplicar a correção 
adequada horizontes correspondentes em diferentes linhas sísmicas fiquem localizados no 
mesmo tempo de trânsito de modo que possam ser facilmente correlacionados em todas as 
seções sísmicas (Figura 20). 
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Figura 20: Representação da correção de mis-tie. (A) A intersecção da Inline do volume símico com 
uma linha 2D antes da correção. (B) Após a correção os horizontes nas duas linhas sísmicas ficam 
localizados no mesmo tempo inicial. 
 
INTERPRETAÇÃO DAS LINHAS SÍSMICAS 
O  método  da sísmica de  reflexão se baseia na geração e emissão de ondas sísmicas 
artificiais que percorrem meios heterogêneos em subsuperfície, sofrendo uma reflexão a cada 
interface que apresente contraste entre as características físicas das rochas. Ao voltarem à 
superfície, as ondas refletidas são registradas por receptores e a partir do seu tempo de 
percurso pode se conhecer a velocidade de propagação da onda sísmica em cada meio e a 
amplitude do sinal, que é dependente da intensidade do contraste de impedâncias acústicas 
das camadas localizadas acima e abaixo da interface. 
O objetivo da sísmica de reflexão é mapear e interpretar refletores identificando a 
extensão e a natureza das feições geológicas que geraram a reflexão. O método que busca 
entender o significado geológico destes refletores é a chamada estratigrafia sísmica cujo 
princípio fundamental é que as reflexões, geradas devido ao contraste de impedâncias 
acústicas entre diferentes meios, se aproximam a linhas temporais, pois são geradas ao longo 
de superfícies ou inconformidades que representam hiatos deposicionais (EMERY E 
MYERS, 2009). 
A interpretação das linhas sísmicas e do volume 3D seguiu três etapas principais, a 
primeira delas foi à identificação das principais falhas e das suas características (geometria, 
orientação, sentido) com o objetivo de se entender o contexto tectônico/estrutural da área e o 
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comportamento dos horizontes. A segunda consistiu na identificação dos principais refletores 
que em geral são aqueles que apresentam maior amplitude e grande continuidade lateral. O 
mapeamento dessas superfícies é importante, pois elas geralmente possuem significado 
estratigráfico e podem ser utilizadas como marcos estratigráfico na interpretação de outras 
linhas sísmicas. Nesta etapa foram interpretados os refletores referentes à base e o topo da 
camada de sal da Formação Retiro, o topo dos carbonatos albianos, e o marco estratigráfico 
regional chamado de Marco azul que corresponde a um refletor negativo. Em seguida foi 
realizada a análise das terminações dos refletores sísmicos que pode fornecer importantes 
informações sobre as condições de acomodação no momento da deposição além de auxiliarem 
na identificação e definição das superfícies chaves e tratos de sistemas (CATUNEANU et al. 
2009). As terminações são classificadas em cinco tipos que de acordo com Vail et al. (1977); 
Galloway (1989); apud Catuneanu (2006) podem ser definidos da seguinte forma: 
 
Onlap – se forma quando um estrato inicialmente horizontal termina contra uma superfície 
inclinada ou quando um estrato com certa inclinação termina, mergulho acima, contra uma 
superfície de maior inclinação (Figura 21). Geralmente ocorre na base das sucessões 
sedimentares e registra o início do ciclo de sedimentação.  
Downlap – ocorre quando um estrato inicialmente inclinado termina, mergulho abaixo, contra 
uma superfície originalmente horizontal ou inclinada (Figura 21). Pode ser chamada de 
baselap e marca a base de uma unidade sedimentar. Sua gênese pode estar relacionada tanto 
com a regressão normal como com a regressão forçada. 
Offlap – pode ser encontrado em uma sequência de estratos inclinados em que cada camada é 
sucedida lateralmente por unidades progressivamente mais jovens (Figura 21). É produto da 
queda do nível de base e, portanto, sua presença indica a ocorrência de regressão forçada. 
Toplap – corresponde à terminação de estratos inclinados que encontram, mergulho acima, 
uma superfície menos inclinada (Figura 21). Ocorrem em decorrência de não deposição ou 
pequena erosão.  
Truncamento erosivo – trata-se da terminação de um estrato contra uma superfície erosional 
sobreposta (Figura 21). Implica no desenvolvimento de uma inconformidade angular ou 
feição erosiva acentuada. 
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Figura 21: Tipo de terminações de estratos: onlap, offlap, downlap, toplap e truncamento erosivo 
(Catuneanu, 2006). 
 
A terceira etapa da interpretação sísmica consistiu na interpretação das unidades 
estratigráficas e suas superfícies limítrofes. Este procedimento corresponde à interpretação 
sísmica mais detalhada e foi balizado pelos dados de poços que forneceram informação 
primordial sobre a litologia e facilitaram a interpretação em escala de detalhe. Nesta etapa, 
foram identificadas as superfícies limítrofes das Formações Outeiro, Quissamã e Imbetiba 
bem como os limites das cinco sequências deposicionais definidas. A partir da interpretação 
das linhas sísmicas foram construídos mapas das superfícies que marcam o topo das 
sequências com o objetivo de interpretar o paleo-relevo da região relacionado a configuração 
dos bancos carbonáticos. 
 
PETROFÍSICA 
PERFIS GEOFÍSICOS 
Perfis geofísicos ou perfis elétricos como também são chamados tratam-se do registro 
das propriedades das formações rochosas realizado ao se perfurar um poço tubular utilizando-
se um instrumento de medida, ou sonda. Esta técnica corresponde a um método de análise 
indireto no qual podem ser realizadas medições elétricas, acústicas, radioativas, mecânicas, 
térmicas, etc (NERY, 2013). Desta maneira, podem fornecer dados das mais variadas 
naturezas, de maneira contínua, mas que em geral são suplementares aos dados de descrição 
de amostras. Os perfis disponíveis e utilizados na análise petrofísica foram cáliper, densidade, 
neutrônico, sônico e raios gama que serão brevemente definidos a seguir. A relação dos poços 
que continham cada um desses perfis pode ser consultada na Tabela 4.  
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Caliper (CALI) – Este perfil fornece uma medida do tamanho e da forma do poço, de maneira 
contínua, por toda a profundidade perfurada. Esta medição pode ser realizada de maneira 
mecânica ou utilizando dispositivos sônicos. Ele é importante na identificação de 
desmoronamentos nas paredes de poço que podem afetar o resultado das medições. 
Densidade (RHOB - Bulk density)– Este perfil mede a densidade da formação (g/cm³ ou 
kg/m³) a partir da emissão de um feixe monoenergético de raios gama em direção à parede do 
poço (NERY, 2013). Neste perfil, o detector mede a mudança na intensidade deste feixe 
inicial, que varia de acordo com a porcentagem de raios-gama que são defletidos ou 
absorvidos pelos elétrons orbitais das rochas. A esta interação dos raios gama com os elétrons 
das formações dá-se o nome de Efeito Compton (ELLIS E SINGER, 2007), que fornece a 
densidade eletrônica e consequentemente a densidade do material em termos de volume. 
Além da densidade, este perfil também pode ser utilizado no cálculo da porosidade e do 
sismograma sintético e na interpretação litológica. 
Neutrônico (NPHI - Neutron porosity hydrogen index) – Este perfil mede a porosidade total 
da rocha a partir da emissão de nêutrons de alta energia ou velocidade nas camadas adjacentes 
ao poço (NERY, 2013) e do registro da radioatividade induzida por eles nas formações. Esta 
medição é função tanto da presença de hidrogênio na rocha, que controla o poder de 
amortecimento de nêutrons, quanto pela presença de elementos absorvedores de nêutrons (Cd, 
B, Cl e Ba) que se tornam excitados e emitem raios gama de alta energia, retornando a 
estabilidade. Além do cálculo da porosidade este perfil pode ser utilizado na detecção de 
hidrocarbonetos leves. 
Sônico (DT - Delta time) - Este perfil mede a diferença nos tempos de trânsito do som em 
diferentes formações. Esta medição é feita a partir da emissão de um impulso sonoro muito 
curto e de alta amplitude que atravessa as camadas na forma de diferentes ondas com 
velocidades variáveis enquanto sofre dispersões e atenuações (NERY, 2013). Conforme estas 
ondas chegam aos receptores é possível calcular a velocidade dos pulsos das ondas acústicas. 
É utilizado para estimativas de porosidade e das constantes elásticas, correlação entre poços e 
cálculo do sismograma sintético. 
Raio gama (GR - Gamma ray) – Este perfil mede a radioatividade natural das formações, 
resultante do decaimento dos isótopos radiativos Urânio-238, Tório-232 e Potássio-40. Esta 
medição se baseia no fato de que diferentes tipos de rochas emitem diferentes quantidades de 
radiação, por exemplo, arenitos limpos (com baixo teor de argila e minerais pesados), carvão, 
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e carbonatos tendem a apresentar baixas medidas de raios gama quando comparados a rochas 
argilosas como folhelhos e argilitos e os evaporitos potássicos, isso ocorre porque o potássio é 
um componente comum nos argilo-minerais e porque a capacidade de troca catiônica da argila 
faz com que os cátions de urânio e tório sejam absorvidos (ELLIS E SINGER, 2007). Além 
disso, os folhelhos têm alto teor de matéria orgânica que contém quantidades significativas de 
elementos radioativos. Este perfil geofísico é utilizado na determinação de litologias, na 
identificação do volume de argila e na correlação entre poços. 
Nas rochas carbonáticas o uso do perfil de raios gama permite identificar rochas com 
matrizes dominadas por grãos, dominadas por lama e carbonatos argilosos/siltosos (LUCIA, 
2007). Deste modo, grainstones e packstones dominados por grãos são depositados em 
ambientes de alta energia e geralmente têm baixas medidas de raios gama. Packstones 
dominados por lama, wackestones e mudstones são depositados em ambientes de baixa 
energia e geralmente apresentam valores maiores de raios gama (LUCIA, 2007). No entanto, 
fácies deposicionais não podem ser distinguidas porque elas são definidas pela matriz e pelo 
tipo de grão, que não pode ser inferido a partir de logs (LUCIA, 2007). 
 
Tabela 4: Relação dos perfis elétricos disponíveis para cada poço na área de estudo. 
 
 
INTERPRETAÇÃO LITOLÓGICA 
A interpretação litológica foi realizada a partir da análise clusters que tem como 
objetivo relacionar e agrupar um conjunto de dados em subgrupos com base na identificação 
de respostas similares nos logs através de algoritmos. A partir deste procedimento é possível 
identificar e realizar o zoneamento das eletrofácies, unidades definidas como o conjunto de 
respostas dos logs que caracterizam uma camada e permitem que ela seja distinguida das 
demais e, portanto podem ser utilizadas como indicadores de litologia e ambiente 
deposicional (SERRA E ABBOTT, 1982). A importância desta caracterização está 
1 2 3 4 5 6 7 8
CALI x x x
DT x x x x x x x x
GR x x x x x x x x
NPHI x x x x x
RHOB x x x x x x x
PERFIS
POÇOS
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relacionada à possibilidade de simplificar um complexo conjunto de dados em alguns 
subgrupos homogêneos que permitem realizar uma melhor correlação entre as suas variáveis. 
A análise multivarial foi baseada na associação espacial das curvas de densidade 
(RHOB), neutrônico (NPHI), raios gama (GR) e sônico (DT) a fim de definir os grupos de 
características comuns nas respostas dos perfis de poços, que são correlacionáveis com as 
litologias inferidas a partir dos dados de descrição de amostras de calha, amostras laterais e 
testemunhos contidos nas pastas de poço e apresentam comportamentos específicos (valor e 
distribuição) das propriedades petrofísicas. A calibração dos resultados com os dados de 
descrição é de fundamental importância uma vez que a litologia estabelece a densidade da 
matriz e dos grãos que compõe a rocha e é utilizada para computar a porosidade a partir do 
log de densidade (AL-MARZOUQI et al. 2010). Os resultados desta análise foram plotados 
em diagramas que consideram a relação entre os valores dos perfis (RHOB, NPHI, GR, DT) 
para cada unidade. Este procedimento trata-se de uma análise multidimensional e a distância 
entre os pontos plotados é uma medida da sua diferença, deste modo amostras com respostas 
de log similares tendem a ficar próximas umas as outras e quanto maior a diferença das 
respostas maior a distância entre os pontos (Figura 22). O objetivo foi atribuir para cada nível 
do poço o grupo ao qual aquele intervalo pertence. Nas zonas ou poços que não apresentavam 
o conjunto completo de registros para realizar a intepretação de litotipos (RHOB, NPHI, GR, 
DT) foi aplicado um método de classificação supervisionada que procura regras que permitem 
predizer a qual grupo determinado dado pertence. Ou seja, este método é adotado quando os 
grupos já são conhecidos e tem como objetivo utilizar a classificação pré-estabelecida e 
através da distribuição da probabilidade aplicar esta classificação para os demais dados 
computando a verossimilhança de cada ponto em relação às eletrofácies definidas (Figura 23). 
Através da análise de clusters foram definidos 7 litotipos para toda a espessura dos 8 poços 
(1: Arenitos, 2: Carbonatos dominados por lama, 3: Carbonatos dominados por grãos, 4: 
Lama Calcária, 5: Argilitos e folhelhos, 6: Anidrita e 7: Halita) , os litotipos e os valores 
médios dos logs para cada um deles encontram-se listados na Tabela 5. 
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Figura 22: Definição dos principais litotipos pela análise de clusters. 
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Figura 23: Na porção superior os diagramas que representam a análise multi-dimensional por clusters 
dos litotipos extrapolados nos poços de interesse. Na região inferior da imagem é possível observar o 
resultado da correlação (92,41%) entre os intervalos interpretados e a extrapolação supervisionada dos 
litotipos, a tabela mostra os resultados obtidos na simulação comparados com os dados reais (poço 
supervisionado) para cada um dos litotipos. 
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Tabela 5: Litotipos definidos com base na análise de cluster. 
 
ANÁLISE PETROFÍSICA 
As propriedades petrofísicas foram calculadas a partir de fórmulas empíricas, 
considerando as características dos litotipos nos poços (informações de amostras  de calha e 
resposta dos perfis elétricos) para as Formações do Grupo Macaé no Campo de Marlim Leste. 
As etapas realizadas na análise petrofísica destes dados encontram-se resumidas na Figura 24. 
 
 
Figura 24: Fluxograma simbolizando as etapas realizadas na análise petrofísica. 
 
LITOTIPO LITOLOGIA RHOB (g/cc) NPHI (v/v) DT (us/ft) GR (gapi) 
1 Arenitos 2.19 0.17 57.97 24 
2 Carbonatos dominados por lama 2.66 0.06 55 26.4 
3 Carbonatos dominados por grãos 2.46 0.14 63.58 24.9 
4 Lama Calcária 2.52 0.19 77.8 51.6 
5 Argilitos e Folhelhos 2.4 0.28 89 78 
6 Anidrita 2.93 0.009 53.2 11 
7 Halita 2 -0.025 67.7 8.8 
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Volume de Argila (VSh) 
O log do GR é uma medida da intensidade total de raios gama no poço através da 
medida da concentração dos elementos radioativos Tório (Th) e Potássio (K) que tendem a se 
concentrar nas argilas. Sendo assim, esta é uma ferramenta importante na avaliação das 
formações argilosas que podem ser descritas em relação ao conteúdo ou volume argila (shale 
volume- Vsh). Qualitativamente, esta variável indica se a formação é “limpa” ou argilosa. 
Quantitavamente, ela é usada para estimar o efeito da argila na resposta das medidas dos 
perfis elétricos. O índice de raios gama pode ser calculado pela equação baseada no perfil de 
Raios Gama (Equação 9). 
 
𝐼𝐺𝑅 =
𝐺𝑅 − 𝐺𝑅𝐶𝑙𝑒𝑎𝑛
𝐺𝑅𝑆ℎ𝑎𝑙𝑒 − 𝐺𝑅𝐶𝑙𝑒𝑎𝑛
 
 
(9.0) 
 
 
Aonde: 
GR = Medida de raios gama na zona de interesse; 
GRclean  = Média da medida de raios gama nas unidades com menor teor de argila;  
GRshale = Média da medida de raios gama das argilas. 
 
Esta relação se baseia no fato de que apesar de os valores de raios gama para rochas 
argilosas serem muito variáveis ao longo de toda a profundidade do poço as leituras deste 
perfil para rochas puramente argilosas tende a ser constante. Sendo assim, se considerarmos a 
média da maior resposta de RG como correspondente a uma rocha composta 100% de argila e 
o menor valor para indicar uma rocha com 0% de argila pode ser construída uma escala linear 
de 0-100% de teor de argila (RIDER, 2002). No entanto esta relação nem sempre é tão 
simples e precisa, muitos autores consideram que a relação entre a leitura de RG e volume de 
argila não é necessariamente uma relação linear (RIDER, 2002) e sugerem que seja realizada 
uma modificação desta relação a partir do resultado de uma correlação empírica (ATLAS, 
1982). A relação faz uma distinção entre rochas mais recentes e inconsolidadas e rochas mais 
antigas e consolidadas, que é o caso das rochas do grupo Macaé e a correção aplicada pode 
ser representada pela Equação 10. Os resultados obtidos através da análise do volume de 
argila das formações (Figura 25) foram utilizados no cálculo da porosidade. 
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 𝑉𝑠ℎ = 0.33 (2
2𝐼𝐺𝑅 − 1) (10.0) 
 
Aonde: 
𝑉𝑠ℎ = Volume de shale calculado; 
IGR =  Índíce de raios gama. 
 
 
Figura 25: Exemplo de distribuição dos litotipos definidos (poço 7) e os resultados do cálculo de 
volume de argila (Vsh) para cada uma das litologias identificadas considerando dados de todos os 
poços disponíveis. 
Cálculo da porosidade 
O modelo de porosidade foi calculado considerando as características dos litotipos e 
através de três métodos baseados no registro RHOB, RHOB-NPHI e DT e corrigidos 
considerando o volume de argila (Vsh) calculado na etapa anterior. A primeira abordagem foi 
realizada utilizando-se a equação da porosidade total baseada no registro RHOB (Equação 11) 
(RIDER, 2002). Neste método o valor da densidade da matriz usada para calcular a 
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porosidade foi o da principal rocha reservatório (calcárias) de acordo com o valor teórico de 
2,7 g/cc (RIDER, 2002). A densidade do fluído foi considerada como 1,1 g/cc. 
 
 ∅𝑇 =
𝜌𝑚𝑎 − 𝜌𝐵
𝜌𝑚𝑎 − 𝜌𝑓
 (11.0) 
 
Aonde: 
 ρma = Densidade da matriz; 
ρf = Densidade do fluido; 
ρB = RHOB. 
 
A porosidade a partir das respostas dos perfis RHOB-NPHI foi calculada com base na 
Equação 12 (ASQUITH, 1999): 
 ∅𝑇 =
∅𝑇𝑅𝐻𝑂𝐵 + 𝑁𝑃𝐻𝐼
2
 (12.0) 
 
Aonde:  
ØT = Porosidade total; 
ØTRHOB = Porosidade total do registro RHOB; 
NPHI = Perfil nêutron. 
 
Por fim, a porosidade a partir do perfil DT foi calculada utilizando-se a Equação 13 
proposta por Wyllie et al. (1958) com os parâmetros da resposta do registro sônico para a 
principal rocha reservatório (calcários) segundo Wyllie et al. (1958).  
 ∅𝑇 =
∆𝑡 − ∆𝑡𝑚𝑎
∆𝑡𝑓 − ∆𝑡𝑚𝑎
 (13.0) 
 
Aonde: 
∆t = DT; 
∆tma= Resposta do sônico da matriz; 
∆tf = Resposta do sônico do fluido. 
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A porosidade total derivada das diferentes abordagens foi corrigida pelo volume de 
argila através da relação descrita através da Equação 14 (ASQUITH, 1999). 
 
 ∅𝐸 = ∅𝑇 − (∅𝑇𝑠ℎ ∗ 𝑉𝑆ℎ) (14.0) 
 
Aonde: 
ØE = Porosidade corrigida; 
ØT = Porosidade total; 
ØTsh = Porosidade total argilito; 
VSh = Volume de argila. 
 
Os resultados obtidos através dos cálculos de porosidade foram analisados 
separadamente para cada sequência. A variação vertical dos valores dentro destas unidades foi 
apresentada para cada poço na forma de gráfico. A variação lateral foi representada na forma 
de mapas de distribuição. 
Saturação da Água (SW) 
A saturação de água foi calculada a partir do modelo proposto por Archie (1942) 
(Equação 4). A resistividade da água de formação foi determinada por um método indireto, 
uma vez que não havia informação disponível dos testes de formação e resultados da 
salinidade da água de formação. O método utilizado foi gráfico de Picket ((PICKET, 1966) 
que considera a porosidade efetiva e o perfil de resistividade (PICKET, 1966 apud HEARST 
et al. 2000). No presente trabalho a aplicação deste método foi guiada pelos relatórios dos 
poços que indicam zonas onde foram observados ou testados óleo ou água. Sendo assim, foi 
obtido o valor de Rw= 0.07 ohm.m conforme indicado na Figura 26. 
Os valores a, m e n da equação referente à lei de Archie (Equação 4) são geralmente 
considerados como constantes e na ausência de dados medidos são atribuídos a valores fixos. 
No entanto, em rochas carbonáticas estes valores podem ter maior amplitude de variação do 
que nas rochas sicliclásticas e ser fontes de erros e imprecisões nas análises petrofísicas 
principalmente a respeito às variáveis m e n que estão relacionadas exponencialmente com o 
resultado da saturação em água obtido através da lei de Archie. O fator de cimentação (m), ao 
qual geralmente atribui-se o valor de 2 pode variar de 1 a 4 (AHR, 2008). Sendo que os 
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valores mais altos (3 e 4) tendem a ser mais apropriados a reservatórios carbonáticos com alta 
porcentagem de vugs (FOCKE E MUNN, 1987; LUCIA, 1983). Devido ao fato de as 
descrições de amostra de calha e testemunhos não relatarem a ocorrência de vugs, porosidade 
móldica e cavernas significativas o valor de 2 foi mantido para esta variável. De acordo com 
Lucia (1983) rochas com porosidade intergranular, dolomitas diagenéticas, wackestones, 
packstones e rochas com porosidade apenas na matriz geralmente mostram valores de m 
próximo a 2.  
O expoente de saturação (fator n) também é convencionalmente atribuído ao valor 2 
caso não se tenha acesso ao valor medido. Medidas em laboratório indicam que este fator 
varia de 1.2 a 3 (AHR, 2008). De acordo com Ahr (2008) se reconhece que em carbonatos 
com múltiplos tipos de poros, como fraturas, vugs, porosidade interpartícula e 
microporosidade intrapartícula o n pode variar quando cada um dos diferentes tipos de poros é 
submetido a uma diminuição da sua saturação original e que, portanto diferentes valores de n 
devem ser atribuídos para diferentes valores de Sw. O fator de tortuosidade (a) por não ser 
relacionado exponencialmente a F (fator de formação) e por ter uma variação menor para a 
maioria dos carbonatos (0.62 a 1.2) não tem tanto impacto no cálculo da Sw como os fatores 
m e n (AHR, 2008). Sendo assim para o presente trabalho atribui-se o valor de n=1. 
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Figura 26: Na região superior o poço 4 com os intervalos com saturação em óleo destacados em verde. 
Na parte inferior os dados do mesmo poço plotados no diagrama de Picket. 
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Cálculo da Permeabilidade 
A estimativa da permeabilidade em rochas carbonáticas é um dos pontos críticos na 
área da petrofísica porque os modelos empíricos simples não são capazes de estimar fluxo em 
rochas com sistemas de poros heterogêneos, extremamente comuns nas rochas carbonáticas. 
Isso significa que dificilmente será possível fazer um cálculo preciso da permeabilidade em 
um sistema carbonático sem o estudo minucioso da estrutura da rocha e do uso de medidas de 
laboratório para normatizar e calibrar as medidas petrofísicas. Isso se deve ao fato de que a 
permeabilidade não é determinada somente pelo volume de poros, mas também pela 
tortuosidade da rede de poros, geometria das gargantas de poros e diversas outras variáveis. 
No presente trabalho devido à ausência de amostras e a escassez de dados o único método 
possível para obter uma medida de permeabilidade foi através dos perfis de porosidade efetiva 
e saturação de água calculados nas etapas anteriores da análise petrofísica. O objetivo dessa 
análise foi calcular um valor aproximado da permeabilidade para cada uma das sequências 
buscando obter uma correlação com os valores de porosidade. Sendo assim, o método 
empregado foi à equação de Wyllie-Rose (1950) (Equação 15) inserida no software Techlog. 
Esta relação que se trata de um modelo empírico que permite que a permeabilidade seja 
estimada através da porosidade e da saturação da água irredutível. O valor de saturação da 
água irredutível utilizado nos cálculos foi de 0.08 que a convenção para reservatórios 
carbonáticos. Os valores de porosidade efetiva utilizados foram àqueles calculados na etapa 
anterior. 
 
𝐾 =
𝑃𝐻𝐼𝐸
𝑆𝑤𝑖𝑟𝑟
 
(15.0) 
Aonde: 
K= Permeabilidade; 
PHIE= Porosidade Efetiva; 
Swirr= Saturação de Água irredutível; 
 
Mapas de Distribuição de Porosidade e Permeabilidade 
O conhecimento da distribuição das propriedades de porosidade e permeabilidade é 
um fator fundamental para todas as atividades upstream de um campo petróleo. Assim como 
já frisado anteriormente estas propriedades estão relacionadas às características primárias das 
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rochas sedimentares como granulometria, grau de seleção e teor de argila e também refletem 
os processos que afetaram estas rochas após a sua deposição como fraturamento, dissolução e 
cimentação. Sendo assim, devido aos diversos fatores capazes de influenciar e modificar estas 
propriedades espera-se que a distribuição delas varie ao longo de um campo ou até mesmo de 
um reservatório, o que torna necessário o mapeamento das fácies ou zonas de maior e menor 
porosidade e permeabilidade.  
Para mapear a distribuição destas propriedades é necessário o uso dos princípios da 
Geoestatística, termo que surgiu para enfocar o estudo estatístico de um fenômeno natural, 
caracterizado pela distribuição no espaço de uma ou mais variáveis, denominadas "variáveis 
regionalizadas" (JOURNEL E HUIJBREGTS, 1983). Ou seja, o método da geoestatística visa 
parametrizar a complexidade dos processos naturais responsáveis pela distribuição das 
propriedades através de métodos probabilísticos para modelar este comportamento por meio 
do uso de funções aleatórias. Nas variáveis regionalizadas, como é o caso das propriedades de 
porosidade e permeabilidade, espera-se que exista uma determinada continuidade espacial dos 
valores ao longo da superfície. Isso possibilita que os dados obtidos por amostragem de certos 
pontos possam ser usados para parametrizar a estimação do valor da variável nos locais em 
que eles sejam desconhecidos através de ferramentas de interpolação. No caso de dados 
esparsos em situações de baixa amostragem tais métodos possuem limitações na 
representação da variabilidade espacial, pois não são capazes de simular a anisotropia e a 
continuidade do fenômeno analisado. Para a realização dos mapas foi feito um cálculo da 
média dos valores de porosidade e de permeabilidade para cada sequência em cada um dos 
poços analisados e então foram utilizados algoritmos de interpolação no software Petrel que 
geraram os mapas de distribuição através de modelagem bidimensional. 
Uma das ferramentas de interpolação mais utilizada na geoestatística é a krigagem que 
é considerado um método de estimação linear porque as suas estimativas são combinações 
lineares ponderadas dos dados existentes. É um método não enviesado, já que busca que a 
média dos erros seja nula e faz com que os erros de estimação apresentem uma variância 
mínima. Na krigagem se assume que a distância entre os pontos de amostragem reflete a 
correlação espacial entre eles, e esta relação pode ser utilizada para explicar a variação da 
propriedade ao longo da superfície. No presente estudo o baixo número de pontos de 
amostragem fez com que a interpolação utilizando o algoritmo de krigagem mostrasse 
resultados condizentes com as características geológicas da área, mas que não refletem bem a 
variação contínua das propriedades ao longo do campo. Sendo assim, o algoritmo de 
interpolação escolhido foi o Ishochore interpolation que é um método que gera curvas de 
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contorno e que substitui os dados iguais a zero por valores negativos, resultando em uma 
superfície em que a curva de valor 0 fica localizada entre os dados positivos e os valores 
iguais a zero. Os resultados obtidos com os mapas de distribuição foram comparados com os 
histogramas de variação das mesmas propriedades, construídos utilizando o Excel 2010 e 
considerando todos dos dados de porosidade e permeabilidade de cada uma das sequências. 
Os histogramas também contam com uma descrição qualitativa dos valores de porosidade e 
permeabilidade que foi feita através de uma escala de cores. O objetivo de utilizar tanto os 
mapas como os histogramas foi demonstrar que apesar de os mapas utilizarem a distribuição 
das médias de cada propriedade eles são representativos dos valores de cada sequência. 
Cálculo do NET – PAY 
Denomina-se Net Pay àquela espessura efetiva de hidrocarbonetos presente em um 
intervalo, que deverá proporcionar o retorno/lucro do investimento da pesquisa exploratória 
(NERY, 2013). Em outras palavras, são aquelas profundidades nas quais se calculou valores 
favoráveis de saturação em água, volume de argila e porosidade. A definição dos intervalos 
potenciais de Net Pay foi realizada considerando os litotipos calcários referentes às classes 2 e 
3 (Tabela 6), com porosidade efetiva superior a 5% e saturação da água inferior a 40% 
considerando uma fase de exploração de hidrocarbonetos em rochas calcárias onde as 
porosidades são menores do que 10%, mas podem ser encontradas acumulações de 
hidrocarbonetos, devido aos sistemas de porosidade secundárias, os resultados desta análise 
encontram-se na Tabela 6. 
O cálculo das reservas (OOIP) foi realizado para os intervalos de pay-zone (Tabela 6) 
através da equação (16.0). Segundo os relatórios técnicos da ANP, o mecanismo de produção 
do Campo de Marlim Leste é o de gás em solução o que faz com que o fator de recuperação 
para varie de 5 a 30%, sendo assim, o cálculo foi realizado para três valores de fator volume 
de formação (Boi=5%, Boi=15% e Boi=30%). Para as demais variáveis da equação (espessura 
da zona de interesse, porosidade efetiva, saturação em óleo) foi calculada a média das 
propriedades para os quatro intervalos de interesse. 
 
𝑁 =
7758 × 𝐴 × ℎ × ∅𝑒 × 𝑆𝑜
𝐵𝑜𝑖
 
(16.0) 
 
  
93 
Aonde: 
N = Volume de óleo in place (OOIP) 
7758 = Fator de conversão de acres/ft para bbl; 
A = Área (acres); 
H = Espessura da zona de interesse (pay zone) (ft); 
Øe = Porosidade efetiva; 
So = Saturação em óleo (Sw-1); 
Boi =Fator volume de formação; 
 
Tabela 6: Resultados obtidos através do cálculo do Net-pay. 
POÇO FORMAÇÃO 
TOPO 
(m) 
BASE 
(m) 
GROSS NET 
NET 
TO 
GROSS 
PHIE 
 
K 
mD 
Sw 
6 Quissamã 3896 4418 522 134.041 0.257 0.095 28.271 0.097 
5 Outeiro 3436 3872 436 13.23 0.03 0.122 55.415 0.333 
5  Quissamã 3872 4441 569 7.672 0.013 0.104 30.387 0.327 
4 Quissamã 3948 4480 532 13.417 0.025 0.071 4.753 0.311 
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RESULTADOS 
ANÁLISE DE FÁCIES 
A análise faciológica apresentada neste trabalho foi realizada a partir dos dados de 
descrição de testemunhos e amostras de calha contidas nas pastas de poço e nos perfis 
compostos fornecidos pela ANP. Foram definidas 19 litofácies estão listadas na Tabela 7. 
Tabela 7: Tabela das litofácies definidas. 
Litofácies Descrição 
Componentes 
Esqueletais 
Feições 
Diagenéticas 
Interpretação 
Ambiental 
A 
Grainstone 
Oolítico 
Creme acastanhado, 
médio a grosso com 
oóides. 
 
Raramente 
fragmentos de 
moluscos. 
Frequentemente 
com textura de 
recristalização 
dolomitização. 
Condições de águas 
rasas e energia 
moderada à alta. 
B 
Grainstone 
oolítico com 
oncoides 
Cinza acastanhado, 
médio a grosso com 
oóides, oncóides e 
nódulos de anidrita. 
Fragmentos de 
moluscos. 
Pode apresentar 
textura de 
recristalização 
Dolomitização. 
Ambiente raso, 
restrito, sujeito a 
cond. hipersalinas. 
C 
Grainstone 
bioclástico 
 
Creme acastanhado, 
médio a grosso com 
matriz micrítica. 
Fragmentos de 
moluscos e 
foraminíferos 
Pode apresenta 
cimento de calcita 
espática. 
Ambiente nerítico 
com altas cond. 
hidrodinâmicas. 
D 
Grainstone 
oolítico 
peloidal 
Esbranquiçado, 
médio a grosso com 
oóides e peloides. 
 
Nenhum. 
Matriz 
dolomitizada. 
Ambiente nerítico, 
com cond. 
hidrodinâmicas 
baixas a moderadas. 
E 
Packstone 
oolítico com 
oncoides 
Creme acinzentado, 
fino a médio 
Compacto 
 
Nenhum. 
Matriz dolomitizada 
com cimento 
calcítico e 
microfraturas 
preenchidas. 
Águas 
relativamente rasas 
e baixas cond. 
hidrodinâminas na 
zona fótica. 
F 
Packstone 
bioclástico 
oolítico 
Creme acinzentado, 
fino, oolitos e 
microoncolitos. 
Fragmentos de 
moluscos e 
foraminíferos 
Pode apresentar 
matriz 
dolomitizada. 
Ambiente nerítico, 
com baixas cond. 
hidrodinâmicas. 
G 
Packstone 
oolítico 
peloidal 
Creme acinzentado, 
fino a médio com 
ooides e peloides. 
 
Fragmentos de 
moluscos e 
foraminíferos. 
Estilolitos, cimento 
de calcita espática. 
Ambiente nerítico, 
com cond. 
hidrodinâmicas 
baixas a moderadas. 
H 
Wackestone 
bioclástico 
Creme claro, médio 
a fino, bem 
selecionado, 
laminado com 
matriz micrítica e 
pirita. 
Fragmentos de 
moluscos e 
foraminíferos. 
Matriz parcialmente 
dolomitizada. 
Ambiente nerítico, 
com cond. 
hidrodinâmicas 
baixas. 
I 
Wackestone 
Castanho claro, 
fino, bem 
Nenhum. 
Matriz parcialmente 
dolomitizada. 
Condições de águas 
médias a rasas a 
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peloidal selecionado com 
matriz micrítica. 
 
partir de 
decantação. Baixa 
Energia 
J 
Wackestone 
bioclástico 
oolítico com 
oncoides 
Creme claro, fino a 
médio com ooides e 
microncoides. 
 
Fragmentos de 
moluscos e 
foraminíferos. 
Matriz parcialmente 
dolomitizadas. 
Ambiente nerítico, 
com cond. 
hidrodinâmicas 
baixas a moderadas. 
K 
Mudstone 
Branco a cinza 
esbranquiçado, 
fino. 
Nenhum. 
Pode apresentar 
cimento piritoso. 
Decantação 
subaquosa. 
L 
Mudstone 
peloidal 
Cinza claro, fino, 
com laminação 
incipiente e 
bioturbação. 
Raros 
fragmentos de 
moluscos. 
Recristalizado, 
pode apresentar 
cimento piritoso. 
Ambiente marinho 
profundo com 
baixas cond. 
hidrodinâmicas. 
M 
Mudstone 
oolítico 
peloidal 
Creme acinzentado, 
fino a médio, com 
ooides e peloides e 
laminação 
incipiente. 
Raros 
fragmentos de 
moluscos, 
foraminíferos e 
algas vermelhas. 
Recristalizado, 
pode apresentar 
cimento piritoso. 
Decantação 
subaquosa com 
influência de onda. 
N 
Mudstone 
finamente 
laminado 
Cinza claro, 
finamente laminado 
intercalado com 
lâminas de argila. 
Nenhum. 
Pode apresentar 
cimento piritoso. 
Decantação em 
ambiente marinho 
profundo. 
O 
Marga 
Cinza clara a 
esbranquiçada, 
laminada. 
Nenhum. 
Pode apresentar 
cimento piritoso. 
Decantação em 
ambiente 
hemipelágico de 
baixa energia. 
P 
Dolomito 
Creme acastanhado, 
fino, sacaroidal. 
Nenhum. 
Totalmente 
recristalizado. 
Diagênese de 
rochas carbonáticas 
submetidas a 
fluídos ricos em 
Mg. 
Q 
Anidrita 
Branca, semidura Nenhum. Nenhum. 
Ambiente restrito 
hipersalino. 
R 
Folhelho 
Cinza escuro, 
laminado. 
Nenhum. Nenhum. 
Decantação em 
ambiente de baixa 
energia. 
S 
Siltito 
Cinza acastanhado 
com laminação 
incipiente. 
Nenhum. Nenhum. Tração e suspensão. 
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ASSOCIAÇÕES DE FÁCIES 
Associação de Fácies de Laguna (AF1) 
Esta associação é caracterizada por grainstones e packstones oncolíticos e oolíticos 
com matriz micrítica (fácies A, B e E), wackestone bioclástico (H), mudstone (K) e dolomito 
com textura sacaroidal (P). As fácies de granulometria mais grossa como grainstones e 
packstones normalmente encontram-se bastante dolomitizadas podendo apresentar texturas de 
dissolução e recristalização. Níveis e nódulos de anidrita ocorrem intercalados com os 
grainstones, packstones e wackestones principalmente na base da associação. Os ciclos 
estratigráficos nesta associação apresentam padrão shallowing-upward, geralmente variam de 
15 a 20m e são caracterizados pelas fácies de granulometria mais fina (mudstones e 
wackestones) sobrepostas por grainstones e packstone oolíticos e oncolíticos (Figura 27). 
Nesta associação a presença de fácies típicas de ambientes deposicionais de energia 
baixa como mudstones e wackestones peloidais e associados á facies características de 
ambiente de maior energia como grainstone e packstones com bioclastos e oólitos indicam um 
contexto deposicional com condições hidrodinâmicas variáveis típicos de ambiente lagunares 
que são afetados por ondas conforme há variação da lâmina d’água pela ação de maré. 
 
As fácies com níveis com nódulos de anidrita ou intercalados com camadas finas de 
anidrita indicam ambiente marinho de águas muito rasas com condições de balanço hídrico 
negativo possibilitando uma alta concentração sais. Isso significa, que em relação à sucessão 
evaporítica, o ambiente se tornou mais aberto e houve um aumento da lâmina d’água, mas que 
em relação à bacia as condições restritas e de águas rasas ainda permaneciam.  
Nas seções sísmicas esta associação mostra-se na forma de refletores em geral plano-
paralelos que comumente apresentam terminações em downlap e onlap com a camada de sal 
(Figura 35). A baixa continuidade lateral da sucessão sugere que a deposição da sucessão foi 
controlada pela geometria do embasamento que no dado momento configurava-se em uma 
série de altos e baixos estruturais herdados da estruturação em horst e gráben formada durante 
a fase rifte da bacia. A geometria da sequência também foi afetada pela halocinese que passou 
a atuar na bacia a partir do Albiano Inferior, após a deposição desta unidade. 
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Figura 27: Colunas estratigráficas da sucessão referente à AF1. Ao lado das colunas estão os perfis de 
GR, ILD (curva azul) e DT (curva preta). A linha em vermelho mostra o topo da associação e a 
superfície em que houve a formação de hardground.  No lado direito da imagem o mapa do campo de 
Marlim Leste com a localização dos poços. 
Associação de Fácies de Bancos Carbonáticos (AF2) 
Esta associação é caracterizada pelas fácies A (Grainstone médio a grosso oolítico), B 
(Grainstone oolítico/ oncolítico), D (Grainstone oolítico peloidal), E (Packstone oolítico/ 
oncolítico), J (Wackestone bioclástico oolítico/ oncolítico), K (mudstone) e P (Dolomito 
sacaroidal recristalizado). Na parte inferior da sequência as fácies apresentam-se 
dolomitizadas com textura de recristalização, em direção ao topo a dolomitização se torna 
menos frequente e as camadas de grainstones e packstones passam apresentar micro fraturas 
preenchidas por calcita e mais raramente micro fraturas abertas e feições de dissolução como 
estilolitos. Esta associação apresenta ciclos estratigráficos com padrão shalowing-upward que 
se iniciam com fácies de wackestone bioclástico oolítico/ oncolítico e dolomitos formando 
camadas com 5 a 20m de espessura com valores RG relativamente altos e se encerram com 
fácies de grainstone oolítico, oolítico peloidal e packstone oolítico/oncolítico que ocorrem na 
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forma de camadas de 5 a 30m de espessura e que podem ser reconhecidas dentro da sequência 
por apresentarem valores de RG muito baixos (Figura 28).  
Nesta unidade presença frequente de grainstones oolíticos e oncolíticos indica que a 
deposição ocorreu em ambiente de alta energia, sob influência de ondas. Estas características 
são típicas de ambientes plataformais marinhos rasos aonde há a formação de bancos 
carbonáticos ou shoals. As fácies de granulometria mais fina que marcam o início dos ciclos 
de arrasamento para o topo provavelmente estão relacionadas com os períodos mais estáveis 
do banco carbonático em que a agradação é menor. As fácies desta associação, principalmente 
aquelas de granulometria mais grossa, mostram intensa cimentação, o que é corroborado pela 
diminuição significativa nos valores de RG.  
Nas seções sísmicas esta associação apresenta-se na forma de um intervalo com 
geometria curvada, mas com os refletores internos plano-paralelos. Frequentemente mostram 
terminações em onlap com as almofadas de sal (Figura 36). No time slice do volume sísmico 
esta associação pode ser facilmente identificada por apresentar formato arredondado típico de 
depósitos com geometria na forma de bancos (Figura 29). Assim como a associação anterior 
esta se mostra deformada pela halocinese e influenciada pelo regime de falhas ocasionado 
pela movimentação do sal. 
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Figura 28: Colunas estratigráficas da sucessão referente à AF2. Ao lado das colunas estão os perfis de 
GR e DT (curva preta). A linha em vermelho mostra o topo da AF1 e linha verde indica o topo da 
AF2. No lado direito da imagem o mapa do campo de Marlim Leste e a localização dos poços. 
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Figura 29: Formação em forma de banco carbonático no Campo de Marlim Leste. Na parte superior 
encontra-se o time-slice do cubo 3D que mostra o formato do banco. Na parte inferior as linhas 
sísmicas que cortam o banco (Inline e Crossline). 
 
Associação de Fácies Interbancos (AF3) 
Esta associação foi identificada no poço 4 e é compostas pelas fácies A (Grainstone 
médio a grosso oolítico), E (Packstone oolítico/ oncolítico), H (wackestone bioclástico), I 
(Wackestone peloidal), K (Mudstone), N (Mudstone peloidal oolítico/ oncolítico) e P 
(Dolomito sacaroidal recristalizado). Assim como na associação anterior a base desta 
sequência apresenta algumas feições de dolomitização, porém menos intensa, as camadas de 
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dolomito também se apresentam com menor espessura. Esta unidade mostra ciclos 
estratigráficos com padrão shallowing-upward que se iniciam com camadas de mudstones, 
wackestones ou dolomitos medindo de 5 a 20m de espessura, que se tornam progressivamente 
mais espessas em direção ao topo da sequência. Estes ciclos geralmente se encerram com as 
fácies de grainstone oolítico e packstone oolítico/oncolítico que formam pacotes de 10 a 30m 
de espessura e apresentam baixos valores de RG e sônico. Na porção superior da associação 
as fácies de wackestone bioclástico passam a constituir o topo dos ciclos de arrasamento que 
se iniciam com mudstones, indicando uma diminuição na granulometria da sucessão em geral 
em direção ao topo da unidade (Figura 30). Em direção ao topo da sequência nota-se também 
um aumento significativo da ocorrência de peloides. 
A biota nesta associação é composta por foraminíferos e fragmentos de moluscos que 
indicam condições de salinidade normal em ambiente marinho aberto ou pouco restrito.  A 
presença de fácies de granulometria grossa oncolíticas e oolíticas intercaladas com fácies mais 
finas e peloidais indica condições de águas rasas com intervalos de tempo de alta energia 
seguidos por períodos de menor energia. Quando comparada com a associação de fácies de 
bancos carbonáticos (AF2) as características desta associação indicam que a deposição 
ocorreu em condições mais protegidas em relação aos bancos carbonáticos, que atuaram como 
uma barreira e permitiram a formação de um ambiente de energia moderada na região mais 
interna da plataforma.  
Nesta associação as feições de cimentação meteórica são menos frequentes e ocorrem 
somente em algumas camadas de grainstone. O topo da sucessão é caracterizado por uma 
superfície discordante entre fácies de granulometria grossa e fácies de mudstone que mostram 
um aumento significativo na leitura de RG (Figura 30). Nas seções sísmicas esta associação 
ocorre na forma de um pacote de refletores plano-paralelos. Em algumas situações é possível 
identificar terminações em onlap com as camadas de sal. A associação segue a geometria 
imposta pela camada de sal e sofre adelgaçamento nas regiões de domos salinos aonde se 
apresentam na forma de uma seção condensada (Figura 36). 
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Figura 30: Coluna estratigráfica da sucessão referente à AF3. Ao lado da coluna estão os perfis de GR 
e DT (curva preta). A linha em vermelho mostra o topo da AF1 e a linha verde indica o topo da AF3. 
No lado direito da imagem o mapa do campo de Marlim Leste com a localização do poço. 
 
Associação de Fácies de Rampa Externa (AF4) 
Esta associação foi identificada no poço 8 e é composta pelas fácies A (Grainstone 
médio a grosso oolítico), B (Grainstone oolítico/ oncolítico), E (Packstone oolítico/ 
oncolítico), F (Packstone oolítico peloidal), H (wackestone bioclástico), J (Wackestone 
bioclástico oolítico/ oncolítico), K (Mudstone), L (Mudstone peloidal). A base da sequência, 
assim como nas anteriores, é marcada por dolomitização que diminui consideravelmente em 
direção a topo (Figura 31). Os ciclos de arrasamento em direção ao topo se iniciam com as 
fácies de mudstone e mais raramente wackestones que ocorrem na forma de camadas de 5m a 
20m de espessura e se encerram com as fácies de maior granulometria como grainstones e 
packstones na forma de camadas de 5 a 15m de espessura (Figura 31).  
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A principal diferença desta associação em relação à associação de fácies de bancos 
carbonáticos está relacionada com a ocorrência muito mais significativa de fácies de 
granulometria fina (mudstones e wackestones), bioclásticas e peloidais. Esta diferença indica 
uma deposição em condição mais distal em águas ligeiramente mais profundas. Diferente das 
associações descritas até então, nesta, não se nota uma tendência de aprofundamento da 
lâmina d’água em direção ao topo. 
Nas linhas sísmicas esta associação esta associação é caracterizada por um conjunto de 
refletores plano-paralelos que tendem a se tornar mais caóticos nas proximidades das 
almofadas de sal e alguns pontos apresentam terminações em onlap com a camada de sal. Na 
região mais distal as fácies mostram-se intensamente afetadas por falhas lístricas e estruturas 
em flor geradas pela halocinese (Figura 36). Em alguns pontos esta deformação torna a 
interpretação dos refletores muito difícil impossibilitando a sua identificação e a definição da 
geometria do pacote. 
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Figura 31: Coluna estratigráfica da sucessão referente à AF4. Ao lado da coluna estão os perfis de GR 
e DT (curva preta). A linha em vermelho mostra o topo da AF1 e a linha verde indica o topo da AF4. 
No lado direito da imagem o mapa do campo de Marlim Leste com a localização do poço. 
 
Associação de Fácies de Afogamento (AF5) 
 Esta associação foi identificada nos poços 3, 4, 5, 6 e 8 e é caracterizada pelas fácies A 
(Grainstone médio a grosso oolítico), E (Packstone oolítico/ oncolítico), F (Packstone oolítico 
peloidal), G (Packstone bioclástico oolítico/oncolítico), H (Wackestone bioclástico), I 
(Wackestone peloidal), J (Wackestone bioclástico oolítico/ oncolítico), K (Mudstone), L 
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(Mudstone peloidal), M (Mudstone peloidal oolítico/ oncolítico), N (Mudstone finamente 
laminado), O (Marga) e R (Folhelho). 
Esta associação é assinalada por uma sedimentação mista com depósitos carbonáticos 
intercalados com fácies siliciclásticas. Ela mostra um aumento na quantidade de lama 
carbonática, de matéria orgânica e do aporte de sedimentos terrígenos em direção ao topo da 
sequência. A associação apresentam valores de RG muito altos característicos de eventos de 
aumento do nível do mar (Figura 32). 
 Na região dos bancos carbonáticos a base desta esta associação é caracterizada por 
grainstones e packstones oolíticos e oncolíticos que indicam que o banco passou por uma fase 
“catch-up”, ou seja, que a subida do nível relativo do mar ocorreu de maneira lenta suficiente 
para que as condições propícias à produção de carbonatos de granulometria grosseira tenham 
continuado por determinado período de tempo. No topo desta sequência predominam 
mudstones, margas e folhelhos sugerindo que neste ponto, as condições para a formação de 
sedimentos oolíticos e oncolíticos não permaneceram. 
Esta unidade é representada nas seções sísmicas por uma série de refletores geralmente 
plano-paralelos ou em onlap inseridos em pacotes de geometria variada muitas vezes difícil 
de ser identificada (Figura 37). Isso pode estar relacionado ao fato de que esta unidade foi 
depositada em um contexto em que a halocinese era mais pronunciada que nas sequências 
anteriores, os seja, o movimento da camada de sal afetou a sequência tanto no momento da 
deposição como posteriormente o que torna difícil a identificação de geometrias e a 
diferenciação das feições sin e pós-deposicionais.  
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Figura 32: Colunas estratigráficas da sucessão referente à AF5. Ao lado da coluna estão os perfis de 
GR e DT (curva preta). A linha verde mostra o topo da AF2 e linha amarela indica o topo da AF3. No 
lado direito da imagem o mapa do campo de Marlim Leste com a localização dos poços. 
 
Associação de Fácies de Nível Alto (AF6) 
Esta associação foi identificada em todos os poços estudados e é composta pelas fácies 
K (Mudstone), N (Mudstone finamente laminado), O (Marga), R (Folhelho) e S (Siltito). Ela é 
caracterizada por depósitos carbonáticos e siliciclásticos de granulometria fina, muitas vezes 
bioturbados e laminados (Figura 33). Registra-se a ocorrência de foraminíferos na base da 
sucessão, em direção ao topo, fósseis e bioclastos tornam-se muito escassos. As características 
das litofácies desta associação sugerem que a deposição ocorreu em ambiente marinho sob 
condições de águas profundas que se instalaram na bacia após o evento de inundação que 
marcou a unidade anterior.  
Nas seções sísmicas esta sucessão geralmente é caracterizada por refletores plano-
paralelos com alta continuidade lateral, porém em algumas áreas, principalmente naquelas 
mais afetadas pelo falhamento devido à halocinese, os refletores podem apresentar aspecto 
caótico. Assim a geometria dos estrados tende a acompanhar o relevo imposto pela camada de 
sal (Figura 38). 
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Figura 33: Colunas estratigráficas da sucessão referente à AF6. Ao lado da coluna estão os perfis de 
GR e DT (curva preta). A linha amarela mostra o topo da AF3 e linha azul indica o topo da AF4. No 
lado direito da imagem o mapa do campo de Marlim Leste com a localização dos poços. 
 
Associação de Fácies de Águas Profundas (AF7) 
Esta associação é identificada em todos os poços estudados. Ela é caracterizada pelas 
fácies K (Mudstone), O (Marga), R (Folhelho) e S (Siltito) que apesar de muito semelhantes 
com a sequência anterior (AF6) ocorrem em uma proporção muito diferente. Nesta associação 
as fácies siliciclásticas e mistas são mais frequentes e formam camadas mais espessas que as 
fácies carbonáticas (Figura 34). A quantidade de fácies mistas e carbonáticas também 
parecem diminuir em direção as regiões mais distais da bacia. 
Nas seções sísmicas esta sequência é reconhecida por um intervalo de refletores de 
caráter caótico e mais raramente plano-paralelos. É possível notar que esta sequência é mais 
espessa nas regiões localizadas entre os bancos carbonáticos, e muito delgada no topo dos 
bancos (Figura 39).  
108 
 
Figura 34: Colunas estratigráficas da sucessão referente à AF7. Ao lado da coluna estão os perfis de 
GR e DT (curva preta). A linha azul mostra o topo da AF6 e linha laranja indica o topo da AF7. No 
lado direito da imagem o mapa do campo de Marlim Leste com a localização dos poços. 
 
SEQUÊNCIAS DEPOSICIONAIS 
Para a sucessão estudada foram identificadas cinco sequências de terceira ordem. Os 
ciclos de terceira ordem foram definidos por Vail et al. (1991) como ciclos com duração de 
0.5 a 3Ma, sendo que neste trabalho eles apresentam em torno de 2Ma. As sequências 
deposicionais definidas neste trabalho tratam-se de associações de fácies que mostram padrão 
de arrasamento para o topo (shallowing-upward) e que são limitadas por superfícies de erosão 
ou não-deposição que não apresentam necessariamente conotação genética segundo o 
princípio de Vail et al. (1977) como já discutido anteriormente. 
 SEQUÊNCIA 1 (S1) 
A primeira sequência definida corresponde aos primeiros carbonatos Albianos da 
Bacia de Campos. A base desta sequência é caracterizada por uma superfície discordante com 
os evaporitos da Formação Retiro que pode ser facilmente identificada nos poços por 
ocasionar uma mudança abrupta na leitura dos perfis geofísicos (Figura 27) e nas seções 
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sísmicas por um refletor de alta amplitude e geometria irregular formando almofadas e 
diápiros de diferentes formas e tamanhos (Figura 35). A S1 foi identificada na maioria dos 
poços estudados e abrange os sedimentos contidos na associação de fácies de laguna (AF1). 
O topo desta associação é marcado por fácies de granulometria grossa como 
grainstones e packstones depositadas em ambiente marinho raso, sobrepostas por fácies mais 
finas de ambientes mais profundos como mudstones ou wackestones (Figura 35). As fácies de 
granulometria mais grossa encontram-se extremamente cimentadas e dolomitizadas e exibem 
picos nos valores dos perfis sônico e resistivos indicando que foram submetidas a processos 
de cimentação marinha. A superfície que delimita o topo desta sequência corresponde a uma 
superfície de cimentação, ou hardground.  
SEQUÊNCIA 2 (S2) 
A segunda sequência definida mostra os menores valores de RG de toda a sucessão 
estudada e, portanto pode ser facilmente distinguida das demais (Figuras 28, 30 e 31). A base 
desta unidade corresponde a superfícies de hardground que marcam o topo S1 e o seu limite 
superior à superfície trata-se de uma superfície com indícios cimentação marinha e que é 
caracterizada por uma sobreposição de fácies de granulometria grossa depositadas em 
contextos de águas rasas (grainstones) sobrepostas por mudstones ou wackestones, de águas 
mais profundas (Figura 36). Esta sequência foi identificada na maioria dos poços estudados, 
porém a natureza dos ciclos, as características das fácies e a geometria dos depósitos variam 
dependendo da localização do poço em relação à plataforma, sendo assim esta sequência 
abrange as associações de fácies de bancos carbonáticos (AF2), interbancos (AF3) e rampa 
externa (AF4) (Figura 36). 
 
 
110 
 
Figura 35: Na parte superior da imagem encontra-se a correlação entre os poços que representam a Sequência 1. A superfície que marca o topo da camada de sal, linha rosa, foi 
utilizada como datum. Abaixo estão duas seções sísmicas interpretadas de direção EW e NS No canto superior direito o mapa da área com a localização dos poços e linhas 
sísmicas, a linha vermelha no mapa indica o sentido da correlação entre os poços. 
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Figura 36: Na parte superior da imagem encontra-se a correlação entre os poços que representam as associações de fácies AF2, AF3 e AF4, respectivamente. A superfície que 
marca o topo da S1, linha vermelha, foi utilizada como datum. Abaixo estão duas seções sísmicas interpretadas de direção EW e NE/SW. No canto superior direito o mapa da 
área com a localização dos poços e linhas sísmicas, a linha verde no mapa indica o sentido da correlação entre os poços. 
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SEQUÊNCIA 3 (S3) 
A sequência 3 foi identificada na maioria dos poços da área e pode ser facilmente 
reconhecida por apresentar um intervalo com valores de GR muito altos, informalmente 
chamado de “seção cabeleira” da Bacia de Campos (Figura 32). A base desta sequência 
corresponde ao hardground que marca o topo da S2, em alguns casos, esta superfície é 
caracterizada somente pela sobreposição de fácies mais finas sobre fácies mais grosseiras sem 
evidências de cimentação meteórica. O topo da sequência é marcado por um pico nos valores 
de RG e DT observáveis em todos os poços da sucessão (Figura 37). A distribuição de fácies 
desta sequência é muito similar em todo o campo do Marlim Leste e abrange a associação de 
fácies de afogamento (AF5). 
 
SEQUÊNCIA 4 (S4) 
A sequência 4 é caracterizada por uma sedimentação mista com predomínio de fácies 
de granulometria fina, típicas de ambiente marinho profundo. A sucessão pode ser 
reconhecida nos poços por apresentar valores de RG relativamente altos, mas que mostram 
uma diminuição significativa em direção ao topo da sucessão em relação aos valores da 
sequência anterior (Figuras 33 e 38). As características das fácies são similares ao longo do 
campo e ela abrange a associação de fácies de nível alto (AF6). O limite basal desta unidade 
corresponde à superfície que corresponde a um pico nos valores de Raios Gama e marca o fim 
da “seção cabeleira” da sequência anterior (S3). Seu limite superior trata-se de uma superfície 
de não-deposição em que houve cimentação marinha. Ela pode ser reconhecida por 
representar uma mudança na leitura do perfil de Raios Gama e Sônico, que aumentam 
consideravelmente acima dela (Figura 33 e 38). A partir desta superfície é possível notar que 
as fácies terrígenas (folhelhos e siltitos) e mistas (margas) se tornam mais importantes 
volumetricamente.  
 
SEQUÊNCIA 5 (S5) 
A sequência 5 mostra um padrão de sedimentação muito semelhante ao da associação 
anterior, com predomínio de fácies de granulometria fina (mudstones, margas e folhelhos), 
porém, em relação a Sequência 4 (S4) a ocorrência de fácies terrígenas e mistas é mais 
significativa e tende a aumentar em direção ao topo da sucessão, progressivamente 
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substituindo as fácies de mudstone que se tornam raras (Figuras 34 e 39). As características 
das fácies desta sequência mostram-se bastante constantes ao longo do campo e portanto esta 
unidade pode ser descrita com uma única associação de fácies que corresponde à Associação 
de Fácies de Nível de Alto (AF7). 
O limite basal desta sequência corresponde à superfície de não-deposição que limita a 
S4 (Figura 33), seu limite superior trata-se de uma nova superfície de cimentação marinha que 
pode ser facilmente identificada nos perfis geofísicos por representar uma mudança brusca 
nas leituras de Raios Gama e Sônico (Figura 34). Esta superfície também pode ser 
identificada de maneira muito clara nas seções sísmicas, ela marca uma mudança no padrão 
de reflexão, abaixo dela ocorrem refletores em forma de bancos ou com caráter caótico e 
acima dela predominam refletores plano-paralelos e clinoformas (Figura 39). Em relação à 
distribuição de fácies, a partir desta superfície as fácies mistas se tornam pontuais e as 
carbonáticas não ocorrem mais, predominando folhelhos e siltitos. 
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Figura 37: Na parte superior da imagem encontra-se a correlação entre os poços que representam a Sequência 3. A superfície que marca o topo da S2, linha verde, foi utilizada 
como datum. Abaixo estão duas seções sísmicas interpretadas de direção EW e NE/SW. No canto superior direito o mapa da área com a localização dos poços e linhas sísmicas, a 
linha em amarelo no mapa indica o sentido da correlação entre os poços. 
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Figura 38: Na parte superior da imagem encontra-se a correlação entre os poços que representam a Sequência 4. A superfície que marca o topo da S3, linha amarela, foi utilizada 
como datum. Abaixo estão duas seções sísmicas interpretadas de direção EW e NE/SW. No canto superior direito o mapa da área com a localização dos poços e linhas sísmicas, a 
linha em azul no mapa indica o sentido da correlação entre os poços. 
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Figura 39: Na parte superior da imagem encontra-se a correlação entre os poços que representam a Sequência 5. A superfície que marca o topo da S4, linha 
azul, foi utilizada como datum. Abaixo estão duas seções sísmicas interpretadas de direção NE/SW e NS. No canto superior direito o mapa da área com a 
localização dos poços e linhas sísmicas, a linha em laranja no mapa indica o sentido da correlação entre os poços.
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CARACTERIZAÇÃO PETROFÍSICA 
SEQUÊNCIA 1 
Esta sequência, assim como descrita anteriormente, é caracterizada por uma sucessão 
de grainstones e packstones com matriz micrítica extremamente cimentados e dolomitizados 
associados à fácies mais finas como mudstones, wackestones e dolomitos. Os maiores valores 
de porosidades para esta sequência variam entre 7% e 15% e estão concentradas em camadas 
de packstones da fácies “E” grainstones da fácies “B”. Em geral os poços mostram um 
aumento da porosidade em direção ao topo da sequência e uma diminuição abrupta na porção 
superior que corresponde ao limite da sequência relacionada à formação do nível de 
hardground que marca o topo da S1 (Figura 40). O poço 5 por apresentar poucos dados 
mostrou resultados inconclusivos e o poço 6, apesar do menor volume de informação, mostra 
um comportamento semelhante aos demais poços com aumento da porosidade em direção ao 
topo da sucessão (Figura 40). Nas fácies que apresentam nódulo e níveis de anidrita, 
localizadas principalmente na base da sucessão, é possível que a porosidade calculada seja 
menor que o valor real devido ao fato de as ferramentas de perfilagem fazerem uma média 
entre os valores das densidades das litologias que compõe a camada analisada (AL-
MARZOUQI et al. 2010). 
Em relação à permeabilidade nos poços 3 e 5, esta variável se mantém próxima a 0mD 
ao longo de toda sequência (Figura 41). Nos poços 4, 6 e 8 é possível observar uma tendência 
de aumento da permeabilidade em direção ao topo da sequência com as curvas seguindo o 
mesmo comportamento dos gráficos de porosidade. O maior valor de permeabilidade 
registrado nesta sequência foi de 124,6 mD no poço 8 a uma profundidade de 4316m, mesmo 
ponto na maior porosidade registrada e que corresponde a uma camada de grainstone. 
Os mapas de distribuição de porosidade e permeabilidade na área de estudo mostram a 
variação lateral esperada destes valores. Para esta sequência é possível observar que os 
maiores valores de porosidade e permeabilidade encontram-se na região leste do campo aonde 
concentram-se as fácies de granulometria mais grossa e que há uma diminuição progressiva 
para a direção oeste (Figura 42). Os histogramas da distribuição dos valores de porosidade e 
permeabilidade mostram uma maior frequência de valores baixos para ambas as propriedades 
indicando que apesar das fácies de granulometria grossa este intervalo não cumpre os 
requisitos de um bom reservatório (Figura 42). 
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Figura 40: Distribuição vertical dos valores de porosidade para os poços da Sequência 1. 
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Figura 41: Distribuição vertical dos valores de permeabilidade para os poços da Sequência 1. 
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Figura 42: Mapas da distribuição horizontal dos valores de porosidade e permeabilidade na área de 
estudo para as rochas da Sequência 1. Na porção inferior da imagem encontram-se histogramas com a 
distribuição dos valores e sua classificação qualitativa. 
 
SEQUÊNCIA 2 
Esta sequência é caracterizada por grainstones, packstones, wackestones, mudstones e 
dolomitos. Nesta sucessão os poços analisados mostram que a S2 apresenta uma tendência de 
aumento da porosidade em direção ao topo da sequência (Figura 43). De maneira geral os 
picos nos valores de porosidade estão relacionados a camadas de grainstone da fácies “A” e 
packstones da fácies “E” e os menores valores são aqueles referentes às camadas de 
wackestones da fácies “H” e mudstones das fácies “K” e “N”. O maior valor calculado foi 
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encontrado no poço 8 a uma profundidade de 4005m e corresponde a uma camada de 
grainstone com porosidade igual a 14,7%. 
A permeabilidade média para os poços desta sequência mostra uma tendência de 
aumento em direção ao topo sendo que na maioria dos poços a porção basal da sequência é 
caracterizada por permeabilidades baixas com os valores máximos de até 30mD (Figura 44). 
O poço 8 e o poço 3 mostram-se como exceções que apesar de exibirem o mesmo 
comportamento, de aumento da permeabilidade em direção ao topo, apresentam valores mais 
altos que a maioria dos poços para toda a sucessão.  
Os mapas da variação lateral dos valores de porosidade e permeabilidade indicam que 
os maiores valores calculados encontram-se na região norte da área e diminuem 
progressivamente para o sul (Figura 45). Sendo que a porosidade máxima encontra-se na 
porção noroeste e a máxima permeabilidade na região nordeste. Os menores valores de 
permeabilidade encontram-se no sudoeste da área. Os histogramas mostram que os valores de  
porosidade nesta sequência varia de baixos a moderados em relação a permeabilidade 
predominam os valores baixos até 15mD (Figura 45). 
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Figura 43: Distribuição vertical dos valores de porosidade para os poços da Sequência 2. 
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Figura 44: Distribuição vertical dos valores de permeabilidade para os poços da Sequência 2. 
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Figura 45: Mapas da distribuição horizontal dos valores de porosidade e permeabilidade na área de 
estudo para as rochas da Sequência 2. Na porção inferior da imagem encontram-se histogramas com a 
distribuição dos valores e sua classificação qualitativa. 
 
SEQUÊNCIA 3 
A sequência 3 que é caracterizada por uma sucessão de grainstones, packstones, 
wackestones, mudstones, margas e folhelhos e em geral apresenta valores de porosidade mais 
elevadas que das sequências anteriores. Nesta sequência as curvas de porosidade calculada 
apresentam dois comportamentos diferentes, o primeiro, identificado nos poços 4 e 5 mostra, 
assim como nas sequências anteriores, uma tendência de aumento da porosidade em direção 
ao topo da sucessão sendo que na base os valores de porosidade variam de 2% a 11% e no 
topo a maior parte dos valores varia entre 6% e 15% (Figura 46).  O segundo comportamento 
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foi aquele identificado nos poços 3, 6 e 8 que mostram os valores de porosidade mais altos da 
sequência na base da sucessão, onde estão às fácies de granulometria mais grossa, e variam de 
14% a 2% e os valores mais baixos na porção intermediária (Figura 46). O maior valor de 
porosidade (14,7%) foi registrada no poço 5 a uma profundidade de 3.909m  que equivale a 
uma camada de mudstone. 
Em relação permeabilidade o poço 8 continua sendo o que mostra as maiores médias. 
O poço 3 é o que registra o maior valor calculado (216,9 mD) a uma profundidade de 4.232m 
aonde se encontra uma camada de grainstone da fácies A. Novamente estes poços, 3 e 8, 
mostram os maiores valores na base da sequência, e o comportamento contrário ocorre para os 
poços 4 e 5 (Figura 47). 
Para a sequência 3 os mapas de distribuição dos valores de porosidade e 
permeabilidade mostram que os maiores valores tanto de porosidade como de permeabilidade 
encontram-se na região leste da área com os máximos concentrando-se na região sudeste e os 
mínimos na região noroeste (Figura 48). Os histogramas indicam que a maioria dos valores 
caracteriza esta sucessão como de porosidade baixa a moderada e permeabilidade baixa 
(Figura 48). 
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Figura 46: Distribuição vertical dos valores de porosidade para os poços da Sequência 3. 
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Figura 47: Distribuição vertical dos valores de permeabilidade para os poços da Sequência 3. 
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Figura 48: Mapas da distribuição horizontal dos valores de porosidade e permeabilidade na área de 
estudo para as rochas da Sequência 3. Na porção inferior da imagem encontram-se histogramas com a 
distribuição dos valores e sua classificação qualitativa. 
 
SEQUÊNCIA 4 
A sequência 4 é caracterizada por mudstones, margas, folhelhos e siltitos. O maior 
valor de porosidade calculado foi de 14,9% no poço 8 a uma profundidade de 3.589m que 
equivale a um intervalo de mudstones. Diferente das demais sequências, nesta o aumento da 
porosidade em direção ao topo da sucessão só pode ser observado no poço 4, nos demais 
poços é possível notar que há uma intercalação frequente de fácies e alta porosidade 12 a 15% 
com fácies de baixa porosidade 1 a 7% (Figura 49). Este comportamento pode ser justificado 
pelo fato de sequência ser caracterizada por uma intercalação de mudstones e em menor 
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proporção margas e folhelhos. Os valores mais elevados de porosidade correspondem às 
camadas de mudstones da fácies K. No entanto, em alguns pontos estas fácies exibem valores 
de porosidades muito baixos provavelmente relacionados a um maior grau de cimentação 
destes mudstones. 
A distribuição dos valores de permeabilidade é bastante semelhante. No poço 4 nota-
se que há um aumento da permeabilidade em direção ao topo enquanto que nos demais poços 
os valores máximos e mínimos de permeabilidade permanecem relativamente constantes ao 
longo da sucessão (Figura 50). 
Os mapas de distribuição dos valores de porosidade e permeabilidade indicam que os 
maiores valores na região sudeste que diminuem progressivamente em direção ao noroeste da 
área (Figura 51). Os histogramas de distribuição dos valores das propriedades indicam 
porosidade de baixa a moderada e permeabilidade predominantemente baixa, chegando a boa 
em alguns intervalos (Figura 51). 
 
 
Figura 49: Distribuição vertical dos valores de porosidade para os poços da Sequência 4. 
 
130 
 
Figura 50: Distribuição vertical dos valores de permeabilidade para os poços da Sequência 4. 
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Figura 51: Mapas da distribuição horizontal dos valores de porosidade e permeabilidade na área de 
estudo para as rochas da Sequência 4. Na porção inferior da imagem encontram-se histogramas com a 
distribuição dos valores e sua classificação qualitativa. 
 
SEQUÊNCIA 5 
Esta sequência é composta por mudstones, margas, folhelhos e siltitos. A maioria dos 
valores de porosidade para estas litofácies ficam em torno de 8% (Figura 52). O maior valor 
de porosidade calculado foi de 11,3% no poço 4 a uma profundidade de 3880m que 
corresponde a um intervalo de margas. 
Em relação à permeabilidade a maioria das fácies apresentam valores entre 0 e 40mD 
(Figura 53). No poço 4 nota-se que a uma profundidade de 3452m foi encontrou-se um valor 
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de permeabilidade igual a 200mD que se destaca de toda a sucessão. Este intervalo 
corresponde a uma camada de folhelho da fácies “R”. 
Os mapas de distribuição dos valores de porosidade e permeabilidade mostram que os 
maiores valores encontram-se na região sudoeste do campo de Marlim Leste e diminuem 
progressivamente para a região leste do campo (Figura 53). Novamente os histogramas de 
distribuição mostram uma predominância de valores baixos tanto de porosidade como de 
permeabilidade (Figura 53). 
 
 
Figura 52: Distribuição vertical dos valores de porosidade para os poços da Sequência 5. 
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Figura 53: Distribuição vertical dos valores de permeabilidade para os poços da Sequência 5. 
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Figura 54: Mapas da distribuição horizontal dos valores de porosidade e permeabilidade na área de 
estudo para as rochas da Sequência 5. Na porção inferior da imagem encontram-se histogramas com a 
distribuição dos valores e sua classificação qualitativa. 
 
CÁLCULO DE RESERVAS 
Empregando a Equação 16 para o cálculo do volume de óleo in place e utilizando os 
valores das variáveis contidas na Tabela 6, os resultados obtidos para os reservatórios do 
Grupo Macaé no Campo de Marlim Leste foram de 0,6Bbls para um fator de recuperação de 
5%, 0,2Bbls para um fator de recuperação de 15% e de 0,1Bbls para um fator de 30%. 
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DISCUSSÃO 
ARCABOUÇO ESTRATIGRÁFICO 
Os primeiros depósitos de plataforma carbonática do Albiano na Bacia de Campos, 
inseridos na Sequência 1, se formaram ainda sob condições de clima quente e seco herdadas 
do período de deposição da Formação Retiro, o que é evidenciado pela presença de níveis de 
anidrita intercalados com os carbonatos da base desta sucessão. Esta sequência foi 
interpretada como correspondente à base da Formação Quissamã e por apresentar-se 
intensamente dolomitizada pode ser associada ao Membro Búzios de Winter et al. (2007) e à 
Sequência I de Esteves et al. (1987). Esta fase inicial de deposição em plataforma carbonática 
na bacia (Figura 55A) foi marcada por aumento do nível do mar que fez com que os 
ambientes de deposição de evaporitos da Formação Retiro fossem inundados. Diversas 
características faciológicas desta unidade como a presença de nódulos de anidrita associada à 
ausência de fósseis e bioclastos na porção basal, à ocorrência de oólitos, oncólitos e o 
aparecimento de fragmentos de moluscos no topo da sequência indicam que a sua formação se 
deu em ambiente marinho raso inicialmente hipersalino com as condições de salinidade 
diminuindo para o topo.  Ao comparar o mesmo período com o nível global de Haq et al. 
(1988) é possível notar que este aumento do nível do mar (NM) não é evidente na curva de 
variação eustática o que leva à interpretação de que este aumento do NM na Bacia de Campos 
não esteve necessariamente relacionado à eustasia mas, sim, à configuração tectônica da bacia 
recém rifteada, ou seja, é possível que a subsidência e distribuição dos altos estruturais 
tenham influenciado nesta incursão marinha que levou a um aumento local no nível do mar e 
a condições de deposição menos restritas. Este aumento do NM pode ser relacionado a um 
trato de sistema de mar alto do tipo I ou inicial (CATUNEANU, 2006) que é caracterizado 
justamente por levar à inundação de um ambiente costeiro possibilitando o desenvolvimento 
de um sistema de plataforma carbonática. 
De acordo com esta interpretação, o ambiente de deposição da S1 poderia ser 
correlacionado ao ambiente de plataforma de circulação restrita e planícies de maré segundo o 
modelo de distribuição de fácies carbonáticas em plataforma com inclinação suave de Wilson 
(1975) (Figura 13). Estas condições indicam que estes depósitos de desenvolveram em 
sistema de produção tropical (T-factory) e que, apesar de o ambiente plataformal já ter 
começado a se desenvolver, até este ponto as condições de ambiente marinho restrito 
herdadas do período de deposição da Formação Retiro não tinham sido totalmente superadas 
nesta região da bacia e a estruturação do embasamento ainda exercia controle sobre o 
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ambiente de sedimentação (Figura 56). Esta interpretação é condizente com o modelo de 
Spadini et al. (1988) que afirma que até o final do Mesoalbiano o Alto de Florianópolis 
atuava como uma barreira entre os oceanos Atlântico Norte e Atlântico Sul, restringindo a 
circulação de água e que somente no final do Albiano o sistema marinho se tornou 
completamente aberto. O caráter restrito desta sequência também pode ser relacionado aos 
resultados obtidos por Delgado (2017) que estudou a geoquímica na região do Campo de 
Marlim Leste e encontrou valores elevados de matéria orgânica rica em querogênio tipo I para 
a base da Formação Quissamã. 
A sequência seguinte, S2, correspondente à porção intermediária da Formação 
Quissamã, ela mostra fácies típicas de ambientes rasos, mas que indicam condições menos 
salinas e menos restritas já que não se encontram mais nódulos ou níveis de anidrita e 
aumenta-se consideravelmente a ocorrência de fósseis e fácies bioclásticas. Esta sequência 
divide-se em três compartimentos, um relacionado a ambiente de alta energia sujeito a ação 
direta de ondas e correntes aonde se formaram shoals oolíticos/oncolíticos de direção NW; 
uma segunda unidade de caráter mais restrito ou protegido, aonde predominam depósitos 
oncolíticos e peloidais e corresponde à região localizada entre os bancos carbonáticos e um 
terceiro ambiente que corresponde à região de águas relativamente mais profundas, que em 
relação ao banco está na parte externa da plataforma, e é caracterizado por fácies mais finais 
como packstones, wackestones e mudstones (Figura 56). Esta configuração obedece à 
distribuição de ambientes deposicionais e fácies para rampa carbonática segundo o modelo de 
Tucker (1991) (Figura 12). Esta disposição de fácies e de associações de fácies indica que 
neste período a configuração na plataforma carbonática era equivalente à geometria de rampa 
desconectada definida por Schlager (2005), aonde há a formação de bancos que atuam como 
barreiras em relação à costa, mas não há uma quebra abrupta de gradiente em direção à bacia 
(Figura 11). Em relação ao modelo de rampa proposto por Wilson (1975), a posição desta 
unidade em relação à plataforma seria algo equivalente à das areias de margem de plataforma 
(Figura 13). 
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Figura 55: Coluna estratigráfica do poço 3, representativa da área de estudo, e os ciclos de gradação 
representado em azul (ciclos de gradação normal) e em vermelho (ciclos de gradação inversa). Ao lado 
da coluna a curva de variação no nível do mar local com base na interpretação dos ciclos e a 
comparação com a curva de variação eustática global de Haq et al.(1988). (A) Trato de mar alto inicial 
da S1. (B) Ciclos de granocrescência ascendente e nível de mar baixo que caracterizam a S2. (C) 
Mudança nos padrões dos ciclos que indicam a transgressão durante a S3. (D) Divergência entre a 
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curva de variação global que mostra diminuição do nível do mar e da curva de variação local que 
permanece em nível alto. 
 
 
Figura 56: Modelos dos ambientes de deposição das sequências 1 e 2. Imagem meramente ilustrativa, 
sem escala. 
 
Durante o período de deposição da S2, tanto a curva do nível do mar global como a do 
nível local mostram condições de mar relativamente baixo (Figura 55B). Na área de estudo 
este período é caracterizado por ciclos de granocrescência ascendente (shallowing-upward) 
que se iniciam com mudstones ou wackestones e se encerram com packstones ou grainstones. 
No entanto, apesar do nível baixo, as características das fácies e as seções sísmicas indicam 
que a deposição ocorreu na forma de shoals oolíticos/oncolíticos. Para que ocorra a formação 
deste tipo de feição se presume que a taxa de produção de carbonatos deve ser maior que a 
taxa de subsidência e de aumento do nível eustático. Em condições ideais, a alta taxa de 
produção dos carbonatos faz com que a constante produção e acumulação de sedimentos 
levem à diminuição gradual do espaço de acomodação e consequentemente da lâmina d’água 
o que justifica o motivo pelo qual os ciclos apresentam padrão shallowing-upward. 
Resultados semelhantes que indicam que a Formação Quissamã é caracterizada pela formação 
de shoals ou bancos carbonáticos são apresentados nos trabalhos Falkenhein et al.  (1981), 
Koutsoukos e Dias-Brito (1987), Guardado et al. (1989) Favoreto (2014), Okubo (2014) e 
Okubo et al. (2015)  no entanto, estes trabalhos relatam a ocorrência de bancos carbonáticos 
alongados na direção NE-SW e no Campo de Marlim Leste aparentemente estas feições estão 
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alinhadas na direção NW (Figura 57). Ao analisar as seções sísmicas 2D e o time-lapse do 
volume sísmico é possível observar que existe uma  zona de falhas que afeta a região do 
Campo de Marlim e que pode ser um dos fatores que condicionaram a estruturação do banco 
carbonático. No time-slice (Figura 57A) nota-se uma mudança no padrão de reflexão 
indicando que a zona de falha possui um alinhamento similar ao do banco carbonático. No 
mapa ao topo da sequência (Figura 57B) a estrutura aparece entre o banco e a região de relevo 
mais baixo, de coloração azul. O caráter desta estrutura indica que a mesma deve estar 
inserida no Domínio Estrutural do Marlim que corresponde a um sistema de falhas lístricas 
com direção predominante NW ativo desde o Cretáceo até o Neógeno.  
 
 
Figura 57: Estrutura de banco carbonático no Campo de Marlim Leste. A) Time-slice ao topo da 
sequência 2; B) Mapa de contorno estrutural ao topo das sequências 2 construído a partir dos 
horizontes interpretados no volume 3D. No canto superior o mapa mostrando a localização de cada 
uma das imagens. 
 
As sequências S1 e S2 por serem limitadas por níveis de hardgrounds, feições que 
tipicamente ocorrem associadas à exposição subaérea e cimentação meteórica, indicam que o 
nível do mar diminuiu nos períodos de tempo entre a deposição da S1 e S2 e da S2 e S3. 
Como já citado anteriormente, quando sujeitos a exposição subaérea os carbonatos são muito 
mais propensos a sofrer dissolução do que erosão como ocorre com as rochas siliciclásticas. 
Consequentemente, períodos de nível baixo geralmente não geram depósitos de espessura de 
significativa. 
A próxima sequência, S3, representa o topo da Formação Quissamã e indica uma 
mudança no contexto de sedimentação carbonática na bacia. Na base da sequência 
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predominam ciclos de granocrescência ascendente que se iniciam com mudstones e terminam 
com grainstones ou wackestones (Figura 55C). Em direção ao topo da sequência estes são 
substituídos por ciclos de granodecrescência ascendente que se iniciam com mudstones e se 
encerram com margas e folhelhos (Figura 55C). Estas características indicam que durante a 
deposição dos sedimentos que compõe esta sucessão houve um aumento no nível relativo do 
mar levando a uma mudança no contexto deposicional que passou de ambiente de águas rasas 
para ambiente de águas profundas. Em relação à plataforma carbonática esta sequência estaria 
posicionada na região da plataforma de águas profundas segundo o modelo de Wilson (1975) 
(Figura 13).  
É possível notar, que na base da S3 ainda ocorrem às fácies oolíticas típicas de 
ambiente de alta energia que caracterizam o shoal da sequência anterior e estas são 
gradualmente substituídas por fácies de granulometria fina. Este fato é condizente com a 
proposta de Neumann e Macintyre (1985) apud Moore e Wade (2013) que notaram que a 
produção de sedimentos carbonáticos em sistemas de produção tropicais (T-factory) não 
responde imediatamente ao afogamento da plataforma e neste caso, o desenvolvimento de um 
trato transgressivo segue a chamada lei do crescimento sigmoidal (Figura 58). Segundo este 
princípio, quando ocorre o primeiro evento de inundação da plataforma (trato de sistema de 
mar alto do tipo I ou inicial) existe um tempo de lag no qual a produção de carbonatos é 
relativamente lenta, de modo que pouco espaço de acomodação é consumido e a profundidade 
da lâmina d’água aumenta conforme novas populações de organismos secretadores estão 
lentamente se estabelecendo na plataforma (MOORE E WADE, 2013). Este período é 
chamado de fase de start-up e suas características se assemelham com o contexto deposicional 
da S1, a primeira sequência da fase de plataforma carbonática da bacia. Esta sequência é a que 
marca o início da sedimentação carbonática na bacia e apresenta a menor espessura quando 
comparada com as demais, o que pode ser relacionado com este período de lag com baixa 
produção de sedimentos. 
Uma vez que o sistema de produção de carbonatos é estabelecido na plataforma às 
condições propícias fazem com que produção de sedimentos seja maximizada, ocorrendo de 
maneira muito eficiente. Neste contexto o espaço de acomodação disponível é rapidamente 
preenchido (MOORE E WADE, 2013). Esta é a chamada fase de catch-up cujas 
características se enquadram ao contexto da S2 que representa o estabelecimento e 
desenvolvimento da plataforma carbonática e formação de bancos oolíticos. Uma vez que o 
espaço de acomodação disponível é preenchido durante esta fase de produção ótima ele tende 
a permanecer preenchido independentemente da taxa em que mais espaço de acomodação está 
141 
sendo gerado (MOORE E WADE, 2013). Esta é a fase chamada de keep-up e corresponde ao 
contexto de sedimentação da S3. Segundo Moore e Wade (2013), nesta fase quando a 
produção de carbonatos excede a taxa de criação de espaço de acomodação o “excesso” de 
sedimento produzido é transportado em direção à bacia dando origem aos depósitos de 
highstand shedding. Na área de estudo, o comportamento observado é diferente. Na base da 
sequência, as fácies de banco oolítico continuam sendo formadas, mas em direção ao topo da 
sequência estas unidades são progressivamente substituídas por depósitos de granulometria 
fina como mudstones intercalados com margas e folhelhos. Este fato indica que a plataforma 
não apresenta o comportamento esperado, de ter a taxa de produção maior que a taxa de 
criação de espaço de acomodação e que o sistema de produção dos carbonatos tropicais (T-
factory) é gradualmente substituído por sistema de produção de águas profundas (C-factory). 
Isso está provavelmente relacionado a dois fatores principais, o primeiro é que a velocidade 
de criação de espaço de acomodação deve ter sido bastante significativa, transformando o 
ambiente de águas rasas em ambientes de águas profundas de maneira relativamente rápida, o 
outro fator deve estar relacionado ao aumento no aporte de sedimentos siliciclásticos que 
começou a chegar até a bacia fazendo com que as condições para a precipitação de 
sedimentos carbonáticos não fossem mais as condições ideais como na sequência 2 (fase de 
catch-up) consequentemente, causando uma diminuição na taxa de produção. Esta 
interpretação é condizente com Moore e Wade (2013) que afirmam que se condições de 
deposições ótimas para o sistema de produção tropical (T-factory) fossem mantidas, as taxas 
de produção dos sedimentos carbonáticos iriam ultrapassar mesmo as subidas do nível 
relativo de mar mais rápidas, sugerindo que maiores mudanças ambientais, climáticas, e/ou 
outros fatores devem ocorrer antes de o evento de afogamento ser iniciado (MOORE E 
WADE, 2013). 
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Figura 58: Lei do crescimento sigmoidal. Modificado de Neumann e Macintyre (1985) apud Moore e 
Wade (2013). 
O padrão de fácies deepening-upward da sequência 3 associado às leituras dos perfis 
de GR que mostram valores muito altos que também indicam que esta sequência foi formada 
em contexto de subida do nível do mar, característico de trato de sistema transgressivo que 
culminou com a formação de uma superfície de máxima inundação (Figuras 32 e 37). Esta 
superfície trata-se de um marco estratigráfico, provavelmente de segunda ordem, reconhecido 
em diversas regiões da bacia denominado de Marco Beta correlacionável ao Marco 
Glauconítico (SPADINI et al. 1988; WINTER et al. 2007). 
As duas últimas sequências da sucessão Albiana no Campo de Marlim Leste, S4 e S5, 
foram depositadas em contexto marinho profundo e caracterizam o sistema de produção de 
águas frias (C-factory). Tanto as curvas de variação no nível do mar local como a do nível 
global indicam nível alto. No entanto, na curva de variação global é possível notar uma 
diminuição do NM bastante significativa na porção intermediária da S5 (Figura 55D). Esta 
variação não aparece na curva local provavelmente pela unidade estar localizada em um 
contexto de águas profundas que provavelmente não foi afetado por esta diminuição do nível 
eustático. Segundo o modelo de plataforma carbonática de Wilson (1975), estas sequências 
estariam posicionadas nas regiões de plataforma de mar aberto e de bacia, respectivamente 
(Figura 13).  
A sequência S4 corresponde à Formação Outeiro e é caracterizada por intercalações de 
mudstones, margas e folhelhos. Nesta unidade o aporte de sedimentos terrígenos aumenta 
consideravelmente em relação às sequências anteriores. No poço 8, localizado na porção mais 
distal em relação aos demais poços, o aporte de terrígenos é menor e predominam mudstones 
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com níveis mais delgados de margas e folhelhos. A sequência S5 pode ser relacionada à 
Formação Imbetiba. Ela é composta por fácies finas muito semelhantes às da S4, porém 
novamente mostra aumento significativo na proporção de fácies de sedimentos terrígenos. 
Esta sequência é limitada no topo por uma superfície discordante que indica mudanças no 
padrão de sedimentação da bacia. As sequência 4 e 5 foram interpretadas como parte de um 
trato de sistema de mar alto instaurado após o trato de sistema transgressivo da Sequência 3. 
Estas sucessões marcam os estágios finais da sedimentação de plataforma carbonática na 
Bacia de Campos e culminam com o afogamento da plataforma carbonática evidenciado por 
uma superfície limitante que corresponde à inconformidade de afogamento proposta por 
Schlager (1989) (Figura 59). A ocorrência de fácies siliciclásticas em meio aos carbonatos de 
águas profundas indica que o afogamento da plataforma não foi condicionado somente pela 
subida do nível do mar e que o aporte de sedimento terrígenos também contribuiu, pois fez 
com que as condições para a precipitação de carbonatos se tornassem menos propícias. 
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Figura 59: Seção sísmica de direção N-S. A imagem superior mostra a sísmica não-interpretada e a 
imagem inferior exibe a seção interpretada. Em branco, o topo e base da camada de sal (Formação 
Retiro), o intervalo em vermelho indica os carbonatos albianos do Grupo Macaé e a superfície em 
vermelho indica a Discordância de Afogamento que limita a S5 e marca o final da sedimentação em 
plataforma carbonática na Bacia de Campos. 
 
ANÁLISE PETROFÍSICA 
A análise petrofísica dos poços estudados mostrou que as fácies de grainstone (A, B, C 
e D) mostram porosidades variando de 5 a 10% e permeabilidades variando entre 14 e 53mD 
(Tabela 8). Dentre estas, a fácies a B que corresponde a grainstone oolítico e oncolítico foi a 
que apresentou maior porosidade e permeabilidade na maioria dos poços. Para título de 
comparação destes valores, o estudo de Stevanato (2011) no Campo de Namorado, na região 
central da Bacia de Campos, mostra grainstones e packstones oolíticos/oncolíticos com 
porosidades ≤18% e permeabilidades de 45mD. Dados similares são mostrados nos relatórios 
da quarta rodada de licitações da Bacia de Campos que indicam grainstones e packstones 
oolíticos e oncolíticos do Campo de Garoupa, também na região central da bacia, com 
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porosidade ≤18% e permeabilidade 45mD. No sul da Bacia de Campos, o estudo feito por 
Okubo (2014) em um campo na região sul da Bacia de Campos, fácies similares de 
grainstones oolíticos com grãos compostos apresentam valores de porosidades medidas em 
pluges variando entre 14 e 16% e permeabilidade de 0,1mD. Também na região sul da Bacia 
de Campos, relatórios internos fornecidos pela ANP aonde constam dados de porosidade e 
permeabilidade medidos em poços no Campo de Pampo, indicam grainstones com oóides e 
peloides com porosidades que chegam a 17% e permeabilidade de 0,04mD e os relatórios da 
13
a
 rodada de licitações mostram valores de porosidade ≤28% e permeabilidade de ≤1D  para 
as mesma litologias na região oeste do Campo de Badejo. 
 A comparação com diferentes resultados obtidos em outras regiões da Bacia de 
Campos para fácies com características similares mostra que os resultados são plausíveis, que 
há uma correlação dos resultados obtidos através da análise petrofísica com os valores de 
porosidade e permeabilidade dos campos de Namorado e Garoupa, que estão na região central 
da bacia. No entanto, estas facies mostram porosidades significativamente menores do Campo 
de Marlim Leste e estas diferenças estão provavelmente relacionadas à intensa dolomitização 
e cimentação observada nestas fácies na região de estudo. 
As fácies de packstones (E, F e G) mostram porosidades variando entre 9 e 5% e 
permeabilidades de 3 a 16mD (Tabela 8), sendo que a fácies F que corresponde a packstone 
oolítico peloidal é a que mostra maiores valores de porosidade e a fácies E de packstone 
oolítico e oncolítico mostra os maiores valores de permeabilidade. Os dados de trabalhos 
realizados na região central da bacia citados anteriormente não diferenciam as fácies 
grainstones e packstones e, portanto, segundo estas publicações, os valores de porosidade e 
permeabilidade esperados para estas fácies nos campos de Namorado e Garoupa são de 
porosidade ≤18% e 45mD. 
Segundo Okubo (2014), na região sul da Bacia de Campos fácies de packstone 
oncolítico bioclástico mostram valores de porosidade variando de 15 a 22% e permeabilidade 
de 1 a 10mD. Dados de relatórios internos da ANP mostram medidas de porosidade 14% e 
permeabilidade de 3,7mD em packstones bioclástico oncolíticos peloidais no Campo de 
Bonito e no Campo de Pampo packstones bioclásticos peloidais apresentam porosidade de 
24% e permeabilidade de 1,8mD. Sendo assim, por apresentarem porosidades menores e 
permeabilidades maiores que a maioria dos dados utilizados como comparação, estas fácies 
indicam que tiveram sua porosidade obstruída pela intensa cimentação e os valores 
relativamente altos de permeabilidades podem ser um indicativo do desenvolvimento de 
sistemas de falhas e fraturas (Figura 60). 
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Nas fácies de wackestone (H, I, J) as porosidade variam de 7 a 11% e permeabilidades 
de 20 a 33mD (Tabela 8). Sendo que a fácies mais porosa corresponde à fácies I e a mais 
permeável corresponde à fácies H, wackestone bioclástico. No sul da bacia as fácies 
semelhantes de wackestone mostram porosidade de 8 a 10% e permeabilidade de 0.1mD 
(OKUBO, 2014). Estes dados levam a uma interpretação semelhante as das fácies anteriores e 
indicam que estas litologias provavelmente foram afetadas por falhamentos e, portanto 
mostram valores mais altos de permeabilidade. 
As fácies completamente dolomitizadas P apresentam porosidade em torno de 5% e 
permeabilidade de 16mD (Tabela 8). Os primeiros modelos sobre o desenvolvimento da 
porosidade em dolomitos (e.g. MURRAY, 1960; WEYL, 1960) consideravam que quanto 
mais intenso o processo de dolomitização maior a porosidade secundária da rocha. Estes 
modelos partiam do princípio que o aumento da proporção de dolomita levava a diminuição 
do volume mineral da rocha já que a dolomita tem menor volume molar que a calcita e a 
aragonita (WARREN, 2000). Estudos recentes mostram que esta relação nem sempre é válida 
e ao contrário do que anteriormente postulado o processo de dolomitização de um carbonato 
pré-existente não cria porosidade secundária necessariamente (MAZZULLO, 2004).  
A dolomitização na base das sequências 1 e 2 é tão intensa que apagou as 
características das rochas originais dando origem a fácies de dolomito sacaroidal (P). Lucia 
(1999) separou dolomitos antigos em duas categorias, a primeira categoria abrange os 
dolomitos que se formaram a partir de rochas de granulometria fina (dominadas por lama) e a 
segundo categoria diz respeitos aos dolomitos que se formaram a partir de grainstones. O 
autor sugere que nos dolomitos da primeira categoria há um aumento do tamanho dos poros 
durante a dolomitização. Isso não acontece com os dolomitos da segunda categoria que 
originalmente são compostos por grãos maiores que os cristais de dolomita. Esta relação pode 
ser observada nos dolomitos da Sequência 1 que ocorrem em meio a rochas carbonáticas de 
granulometria grossa como grainstones e packstones e que provavelmente foram derivados 
deste tipo de litologia. Neste caso, as camadas de dolomito mostram porosidades menores que 
as camadas adjacentes. Na sequência 2 no entanto esta relação não é tão clara já que nesta 
sequência os dolomitos ocorrem intercalados tanto com grainstones como com mudstones e é 
difícil estabelecer o tipo de rocha que derivou esta fácies. 
Em relação à permeabilidade dos dolomitos entende-se que a natureza das gargantas 
de poro a controlam de uma maneira geral. Lucia (1999) sugere que ao descrever o tamanho 
das partículas e grau de seleção em dolomitos o tamanho dos cristais de dolomita devem ser 
adicionados a uma classificação de Dunham modificada: granulometria fina, com cristais < 20 
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μm; granulometria média com cristais de 20 a 100 μm e granulometria grossa com cristais > 
100 μm. Segundo o autor esta relação fornece uma medida parcial do tamanho 
esperado/possível das gargantas de poros intercristalinos já que pode-se dizer que as gargantas 
dos poros intercristalinos diminui com a diminuição do tamanho do cristal e com a extensão 
da dolomitização (MAZZULLO, 2004). Considerando que a fácies de dolomito apresenta 
granulometria fina descrita como textura sacaroidal nos relatórios da ANP o alto valor de 
permeabilidade, 16mD, deve estar relacionados a ocorrência de falhas e fraturas. 
As fácies de mudstones (K, L, M, N) apresentam porosidades variando entre 1 e 8% e 
permeabilidade entre 8 e 28mD sendo que a fácies mais porosa é a L que corresponde a 
mudstone peloidal também é a que apresenta maior valor de permeabilidade (Tabela 8). 
Valores similares foram calculados para as fácies de marga (O) cuja porosidade varia entre 6 e 
9% e permeabilidade entre 9 e 30mD, fácies de folhelho (R) com porosidade variando entre 8 
e 9% e permeabilidade entre 15 e 50mD e fácies de siltito (S) com porosidade entre 6 e 9% e 
permeabilidade entre 5 e 60mD. Nesta litologias os valores de porosidade relativamente 
baixos associados a permeabilidades mais altas do que esperadas para este tipo de depósitos 
sugerem que neste caso a permeabilidade deve estar relacionada principalmente a ocorrência 
de falhas e fraturas não-cimentadas. 
Em relação à variação lateral das propriedades medidas os mapas de distribuição dos 
valores de porosidade e permeabilidade mostram que na sequência 1 a variação lateral da 
porosidade e da permeabilidade, que diminuem para a direção oeste do campo, aparentam 
estar relacionadas ao grau de cimentação das fácies de grainstone e packstones. É possível 
observar que no poço 8, localizado no extremo leste do campo, as fácies apresentam-se 
localmente cimentadas e nos poços localizados na região oeste a cimentação  das fácies de 
grainstone e packstone é mais intensa mostrando cimento calcítico, piritoso e dolomítico além 
de microfraturas preenchidas por calcita. 
Nas sequências S2 e S3 os maiores valores de porosidade e permeabilidades 
concentram-se nas regiões aonde foram depositadas as fácies de granulometria mais grossa 
que estão relacionadas à formação do banco carbonático discutido no capítulo anterior. Na S3 
apesar de a sedimentação de grainstones e packstones somente ocorrer na base da sequência 
elas influenciam nos seus valores de distribuição da porosidade média. Para as sequência 4 e 5 
o fato de os poços apresentarem uma distribuição de fácies muito similares entre si, com 
predominância de fácies finas principalmente mudstones, margas e folhelhos levam a 
interpretar que a variação lateral dos valores de porosidade e permeabilidade esteja 
relacionada sobretudo às falhas e fraturas que afetam a sucessão (Figura 60). 
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Em relação à estimativa do volume de hidrocarbonetos para o campo de Marlim Leste 
o relatório e produção da ANP (2016) indicam valores de pelo de 5.8 Bbls de óleo para todo o 
Campo de Marlim Leste, considerando acumulações nos reservatórios do Oligoceno-Mioceno 
(Formação Caraoebus), Albianos (Formação Quissamã) e Aptianos (Grupo Lagoa Feia). Mais 
recentemente, Luna (2017) estimou através de modelos probabilísticos e determinísticos que 
as reservas nos reservatórios da Formação Carapebus no campo de Marlim Leste variam de 
3.6 a 3.7 Bbls. Sendo assim, é possível concluir que as estimativas obtidas para os carbonatos 
do Grupo Macaé no Campo de Marlim Leste em que o volume de óleo varia de 0,6 Bilhões de 
barris (Bbls) a 0,1Bbls são condizentes com as estimativas da ANP e de Luna (2017).  
 
Tabela 8: Tabela de comparação entre as porosidades e permeabilidades médias para cada uma das 
litofácies definidas. 
LITOTIPO FÁCIES 
Porosidade 
(%) 
Permeabilidade 
(mD) 
Litologia 
2 
A 7,18 14,45 
Grainstone 
B 9,4 53,84 
C 5,35 11,32 
D  6,54 12,67 
1 
E 6,29 15,55 
Packstone F 9,29 11,36 
G 5,51 3,39 
H 6,9 33,74 
Wackestone I 11,31 20,44 
J 7,83 28,44 
4 
K 7,67 16,36 
Mudstone 
L 10,3 28,08 
M 8,06 20,47 
N 6,85 8,14 
5 O 7,9 18,01 Marga 
2 P 5,58 16,36 Dolomito 
6 Q x x Anidrita 
5 
R 8,69 29,72 Folhelho 
S 7,26 36,24 Siltito 
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CONCLUSÕES 
A sucessão estudada pode ser subdivida em cinco sequências de terceira ordem que 
diferem em relação aos seus arranjos geométricos, distribuição de fácies e propriedades 
petrofísicas. A Sequência 1 representa o início do estágio de plataforma carbonática na Bacia 
de Campos e foi depositada em um contexto lagunar de águas muito rasas implantado após a 
inundação dos ambientes hipersalinos que deram origem aos evaporitos da Formação Retiro. 
Esta unidade representa um trato de sistema de mar alto inicial ou Tipo 1 que marcou o início 
do estágio de sedimentação carbonática na bacia através do estabelecimento de um sistema de 
produção carbonático tropical (T-factory). Este estágio inicial de produção de sedimentos 
pode ser relacionado à fase de start-up da plataforma carbonática. O limite inferior desta 
unidade corresponde a uma superfície discordante com a camada de sal da Formação Retiro, o 
limite superior trata-se de uma superfície de cimentação ou hardground que indica que apesar 
do aumento do nível do mar inicial estas condições não permaneceram constantes durante 
todo o período de deposição da sequência, que foi exposta por um breve período de tempo.  
A Sequência 2 representa o período de implementação definitiva das condições de 
deposição carbonática na bacia, que pode ser associada à fase catch-up da plataforma. Este 
período foi caracterizado pela intensa produção de sedimentos associada a condições 
marinhas menos restritas quando comparadas às da sequência anterior. Durante este período a 
plataforma era caracterizada por uma geometria de rampa descontínua com a formação 
bancos carbonáticos compostos de fácies de granulometria grossa como grainstones e 
packstones oolíticos e oncolíticos (AF2) associadas a ambiente de menor energia nas regiões 
interbancos (AF3) e a ambientes de águas mais profundas nas regiões de plataforma externa 
(AF4). O limite basal desta unidade corresponde ao hardground que limita a S1 e a sequência 
registra um novo ciclo de aumento do NM em que houve criação de espaço de acomodação de 
maneira lenta o suficiente para que houvesse a formação do banco carbonático. Seu limite 
superior trata-se de uma superfície de cimentação que além de ser identificável na leitura do 
perfil DT, é caracterizada por sobreposição de fácies de granulometria grossa depositadas em 
contexto de águas rasas (grainstones) sobrepostas por mudstones ou wackestones. Esta 
superfície também pode ser relacionada a um breve período de exposição, indicando período 
de mar baixo. 
A sequência 3 foi depositada em contexto de subida do nível relativo do mar e suas 
fácies refletem esta variação, com grainstones e packstones típicos de shoals ou bancos 
carbonáticos sobrepostos por fácies de granulometria fina como margas e mudstones 
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depositadas em ambientes de águas profundas. Esta sequência caracteriza trato de sistema 
transgressivo de terceira ordem que é limitado, ao topo, por uma superfície de máxima 
inundação de caráter mais regional, provavelmente de segunda ordem. A base desta unidade 
pode ser associada à fase de keep-up da plataforma carbonática. Em direção ao topo da 
sequência a substituição de fácies de águas rasas por fácies de águas profundas indica a 
transição do sistema de produção tropical (T-factory) para sistema de águas frias (C-factory) 
sugerindo que neste caso, a subida do nível relativo do mar e a criação de espaço de 
acomodação ocorreram de maneira mais rápida que o potencial de crescimento do banco 
carbonático. 
As sequências 4 e 5 se formaram já em contexto marinho profundo com um sistema de 
produção de águas profundas (C-factory) estabelecido. Esta unidade abrange um trato de 
sistema de mar alto instaurado após a superfície de máxima inundação que limita a S3. Ambas 
as sequências são caracterizadas por fácies de granulometria fina como margas, mudstones, 
folhelhos e siltitos. A sequência 4 tem como limite superior uma superfície de cimentação 
marinha visível nos perfis de RG e DT. Na sequência 5 nota-se que o aporte de sedimentos 
terrígenos é maior e consequentemente o número e a espessura das camadas de folhelhos e 
siltitos também aumenta. Esta sequência é limitada por uma superfície chamada de 
inconformidade de afogamento e marca o fim da sedimentação em plataforma carbonática na 
Bacia de Campos. 
Em relação à distribuição das porosidades ao longo do campo é possível perceber que 
as fácies de granulometria mais grossa como grainstones e packstones, mais frequentes na 
porção basal da sucessão em geral encontram-se bastante cimentadas e não apresentam 
valores de porosidade tão altos como o esperado para este tipo de litologia o que leva à 
interpretação de que neste caso a diagênese atuou de maneira decisiva obstruindo a 
porosidade primária destes litotipos. Nas sequências superiores, em que predominam fácies de 
granulometria fina, a variação brusca nos valores de permeabilidade e porosidade 
provavelmente está relacionada à ocorrência de fraturas. Esta interpretação corrobora as 
descrições de testemunhos contidas nos relatórios de poço que descrevem que foram afetados 
afetados por falhamentos cujas fraturas ocorrem ora cimentadas por calcita e dolomita ora 
abertas. 
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LIMITAÇÕES DO TRABALHO 
A principal limitação do presente trabalho trata-se da ausência de amostras das rochas 
estudadas. Este fator impediu uma descrição mais detalhada das fácies, principalmente em 
termos de ocorrência de fósseis e estruturas sedimentares. Este tipo de dado teria enriquecido 
a interpretação ambiental e o modelo deposicional para a sucessão. Além disso, a falta de 
amostras e de dados de porosidade e permeabilidade medidos torna impossível discorrer sobre 
a geometria dos poros que é extremamente dependente da textura e estrutura da rocha. 
Diferentes tamanhos e formas dos poros geralmente são resultados da deposição e dos 
processos de dissolução, precipitação e recristalização que ocorrem durante a diagênese. A 
análise dos testemunhos poderia ter favorecido a discussão em termos de geometria e tipo dos 
poros. Além disso, a permeabilidade das rochas carbonáticas está diretamente relacionada às 
características das gargantas de poros. A natureza das gargantas de poro e seu efeito na 
permeabilidade são controlados pelo tamanho das partículas da rocha e pela distribuição de 
cimento precipitado nos poros. A melhor maneira de determinar a extensão da restrição das 
gargantas de poro pela cimentação é examinando as rochas petrograficamente em lâmina 
delgada. 
Outra limitação está relacionada ao baixo número de poços e as informações limitadas 
em cada um deles. A maioria dos poços não apresentava curvas no formato .las dos perfis 
resistivos raso, médio e profundo que poderiam ter enriquecido a caraterização petrofísica 
através da análise de fraturas. Estas curvas, apesar de estarem presentes nos documentos de 
perfil composto não puderam ser digitalizadas por serem representadas por linhas tracejadas 
em um único track. Deste modo, a sobreposição dos traços compromete a qualidade da 
digitalização e produz resultados que não são confiáveis. 
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